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РЕФЕРАТ 
 
Бакалаврская работа студента Д. С. Патримаева на тему «Ремонт 
нефтепровода по результатам технического диагностирования «Анжеро-
Судженск – Красноярск». Подводный переход через р. Тертеж» состоит из 95 
страниц расчетно-пояснительной записки, 1 приложения, 77 использованных 
источников, 6 листов графического материала, из них – 5 в виде чертежей и 1 в 
виде плаката. 
РЕМОНТ НЕФТЕПРОВОДА, ТЕХНИЧЕСКОЕ ДИАГНОСТИРОВАНИЕ 
НЕФТЕПРОВОДА, ПОДВОДНЫЙ ПЕРЕХОД НЕФТЕПРОВОДА, 
ВНУТРИТРУБНЫЙ ИНСПЕКЦИОННЫЙ СНАРЯД. 
Объектом бакалаврской работы является подводный переход 
нефтепровода через р. Тертеж. 
Цель бакалаврской работы – по результатам технического 
диагностирования разработать проект ремонта подводного перехода 
нефтепровода через р. Тертеж. 
В результате бакалаврской работы был проведен анализ обнаруженных в 
результате технического диагностирования дефектов линейной части 
магистрального нефтепровода, а также был проведен расчет оптимальных 
параметров линейной части нефтепровода для подводного перехода через  
р. Тертеж. 
В итоге был разработан проект капитального ремонта подводного 
перехода через р. Тертеж, в котором были рассмотрены все основные этапы 
технологического процесса.  
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 6 
ВВЕДЕНИЕ 
 
Трубопроводный транспорт (ТТ) – самый распространенный вид 
транспорта нефти и газа в России. ТТ на сегодняшний день является 
важнейшим и одним из самых дешевых видом транспорта углеводородов для 
промышленности страны. 
На территории Российской Федерации уже создана разветвленная сеть 
магистральных нефтепроводов (МН), газопроводов и нефтепродуктопроводов. 
Протяженность МН уже превысила 50 тыс. км. С помощью МН перемещается 
99 % добываемой нефти по территории РФ. 
Авария на МН несет негативное воздействие как для здоровья людей, так 
и для окружающей среды. Также наносится большой ущерб экономике страны 
из-за больших потерь углеводородов и нарушения непрерывного процесса их 
транспортировки. Хоть МН и рассчитываются на безопасную эксплуатацию 
сроком 55 – 60 лет, но тем не менее для них требуется регулярная диагностика 
и ремонт. 
После обнаружении дефектов появляется необходимость в их 
устранении. Ремонт МН обосновывается и реализуется тем или иным образом 
(капитальный или выборочный ремонт дефектов, подлежащие немедленному 
устранению). 
Целью данной работы является разработка проекта ремонта участка 
магистрального нефтепровода «Анжеро-Судженск – Красноярск» на подводном 
переходе через р. Тертеж. 
Задачами работы являются: 
- обработка результатов технического диагностирования участка МН, на 
котором располагается подводный переход через р. Тертеж; 
- обзор и подбор способа ремонта дефектов на данном участке; 
- разработка проекта ремонта подводного перехода через р. Тертеж; 
- обеспечение промышленной безопасности и экологичности проекта. 
В разделе 1 будут рассмотрены доступные исходные данные для 
проектирования ремонта нефтепровода. 
Раздел 2 будет посвящен диагностике магистральных нефтепроводов и, в 
частности, диагностике МН «Анжеро-Судженск – Красноярск». 
В разделе 3 будет проведен патентный обзор. 
В разделе 4 будут рассмотрены методы ремонта МН. 
Раздел 5 является расчетным, где будут проведены все необходимые 
расчеты по толщинам стенок и прочностным характеристикам. 
Раздел 6 будет посвящен непосредственно проекту ремонта подводного 
перехода МН через р. Тертеж. 
В разделе 7 будет представлена структура денежных затрат на ремонт. 
Раздел 8 будет посвящен промышленной безопасности проекта и его 
экологичности. 
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1 Исходные данные для проектирования 
 
1.1 Описание нефтепровода «Анжеро-Судженск – Красноярск» 
 
В целях транспортировки нефти, добываемой в месторождениях Западно-
Сибирской нефтегазоносной провинции, на нефтеперерабатывающие заводы 
Сибири, Дальнего Востока и для поставок на экспорт, был построен МН 
«Анжеро-Судженск – Красноярск» пропускной способностью более 40 млн. 
тонн нефти в год. 
Предприятием, эксплуатирующим МН, является акционерное общество 
«Транснефть – Западная Сибирь», которое с 1991 года входит в состав ОАО 
«АК «Транснефть» в качестве дочернего акционерного общества. 
В состав МН входят три линейно-производственных диспетчерских 
станции (ЛПДС) (Анжеро-Судженская ЛДПС, Ачинская ЛДПС, Рыбинская 
ЛДПС), четыре нефтеперекачивающих станции (НПС) (Мариинская НПС, НПС 
Каштан, Кемчугская НПС, НПС «Вознесенка») и линейная часть. Станции 
работают по технологии перекачки нефти «из насоса в насос». 
Диаметр МН составляет 1020 мм. МН «Анжеро-Судженск – Красноярск» 
соответствует I классу МН в зависимости от диаметра. Категория МН – III [1]. 
 
1.2 Свойства нефти 
 
Нефть состоит из 83 – 87 % углерода, 11 – 14 % водорода, не более 6 –  
7 % кислорода, азота, серы, обладает диэлектрическими свойствами 
(обезвоженная). 
Физико-химические свойства транспортируемой нефти представлены в 
таблице 1. 
 
Таблица 1 – Физико-химические свойства транспортируемой нефти 
Тип нефти [2] 
Показатели свойств нефти (среднегодовые) 
Плотность, кг/м3 
Кинематическая 
вязкость, сСт 
Температура 
застывания, °С  
Температура 
вспышки, °С  
1 (легкая) 846,2 8,45 -15 170 
 
1.3 Краткая характеристика подводного перехода р. Тертеж 
 
Данный пункт изъят. В пункте содержатся сведения, представляющие 
коммерческую ценность. 
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1.4 Характеристика и раскладка труб на участке 
 
Данный пункт изъят. В пункте содержатся сведения, представляющие 
коммерческую ценность. 
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2 Проведение комплексной диагностики нефтепровода 
 
2.1 Общие положения 
 
Под техническим диагностированием (ТД) нефтепровода понимается 
получение и обработка информации о его техническом состоянии в целях 
обнаружения дефектов, которые могут привести (уже привели) к 
возникновению неисправности. 
Задачами ТД являются: 
- контроль технического состояния; 
- поиск места и определение причин отказа (неисправности); 
- прогнозирование технического состояния [6]. 
При ТД МН, находящихся в эксплуатации, выполняются: 
- внутритрубное диагностирование (ВТД) (профилеметрия и 
дефектоскопия), необходимое для определения дефектов геометрии 
нефтепровода, дефектов стенки трубы и сварных швов; 
- наружная диагностика методами неразрушающего контроля, 
соединительных, конструктивных деталей, приварных элементов и ремонтных 
конструкций (муфт, приварных патрубков, вантузов, бобышек, чопов), 
необходимая для определения дефектов металла и сварных швов; 
- акустико-эмиссионный контроль (АЭК) участков и элементов линейной 
части и подводных переходов нефтепроводов, на которых ВТД не может быть 
проведена в силу их конструктивных особенностей; 
- измерение глубины залегания нефтепровода и определение планового 
положения его конструктивных элементов с целью измерения отклонения от 
проектных значений в процессе эксплуатации; 
- электрометрическая диагностика (электрометрия) линейной части 
нефтепровода, необходимая для диагностирования состояния изоляционного 
покрытия нефтепровода, выявления коррозионно-опасных участков, 
диагностирования состояния системы электрохимической защиты (ЭХЗ) [7, 8]. 
По результатам ТД МН принимают решения: 
- о возможности эксплуатации МН на проектных режимах; 
- о необходимости перехода на пониженные режимы эксплуатации; 
- о необходимости проведения ремонта участка нефтепровода (с точным 
указанием мест его проведения), или полной заменой участка. 
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Результатом ТД является заключение о техническом состоянии объекта с 
указанием точного местоположения и вида дефекта. 
Системы ТД нефтепроводов на сегодняшний день являются не только 
средствами получения информации об их техническом состоянии на этапах 
сооружения и эксплуатации, но и активными органами контроля качества и 
надежности. 
 
2.2 Методы технического диагностирования линейной части 
магистрального нефтепровода 
 
Методы ТД технического состояния бывают трех типов: разрушающие, 
повреждающие и неразрушающие. К методам разрушающего контроля 
линейной части МН относят гидравлические или пневматические испытания, 
механические испытания образцов металла труб. Методы повреждающего 
контроля на линейной части МН не применяются. Неразрушающие методы 
контроля используют физические методы контроля качества, не влияющие на 
работоспособность нефтепровода [9, 10]. 
Для ТД находящейся в эксплуатации подземной линейной части МН 
применяются только следующие методы неразрушающего контроля: 
- методы магнитного и электромагнитного контроля; 
- методы ультразвуковой дефектоскопии; 
- акустико-эмиссионная диагностика. 
 
2.2.1 Методы магнитного и электромагнитного контроля 
 
Магнитный метод контроля основывается на обнаружении магнитных 
полей рассеяния, возникающих при наличии дефектов в намагниченных 
изделиях из ферромагнитных материалов. 
Магнитные силовые линии распространяются в металле стенки трубы 
прямолинейно, без изменения направления. При наличии дефектов в стенках 
труб магнитные силовые линии отклоняются. Это отклонение называют полем 
рассеяния. Величина поля рассеяния зависит от вида и размера дефекта при 
определенном значении намагниченности стенки трубы. 
В зависимости от способа регистрации магнитного поля рассеяния 
магнитные методы контроля делятся на магнитопорошковый и 
магнитографический. В первом случае поле рассеяния выявляется с помощью 
магнитного порошка, во втором – записывается на магнитную ленту. 
В ТТ распространение получил магнитографический метод. 
Сущность метода заключается в намагничивании контролируемого 
участка с одновременной записью магнитного поля на магнитную ленту. Затем 
с этой магнитной ленты считывают информацию специальными устройствами 
магнитографических дефектоскопов. 
С помощью магнитографического метода контроля выявляются дефекты 
различного вида в сварных швах нефтепроводов, выполненных автоматической 
сваркой при толщине основного металла от 2 до 20 мм. Наиболее хорошо 
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выявляются продольные трещины, скопления шлаковых включений и газовых 
пор, непровары глубиной более 10 % от толщины стенки. Особенно ясно 
выявляются тонкие продольные трещины и узкие непровары. 
Магнитные методы контроля регулируются в ГОСТ Р 55612-2013 [11]. 
Вихретоковый контроль (ВТК) основан на изменении электромагнитного 
поля вихревых токов в ферромагнитных материалах в районе поверхностного 
дефекта. Анализ этого изменения позволяет классифицировать дефект. 
Катушка преобразователя, помещенная у поверхности изделия, образует 
вихревые токи, текущие в поверхностном слое изделия по замкнутому контуру. 
Возникшее при этом электромагнитное поле вихревых токов наводит в катушке 
преобразователя электродвижущую силу. Регистрируя ее, можно получать 
информацию о свойствах поверхности контролируемого объекта. 
Глубина контроля зависит от частоты электромагнитных колебании, 
электромагнитных характеристик металла формы катушки, поверхности 
изделия, и других параметров. Глубина контроля колеблется от долей 
миллиметра до 1 – 3 мм. Чувствительность ВТК зависит от множества 
факторов. Из-за этих факторов в лучшем случае выявляются трещины глубиной 
0,1 – 0,2 мм и протяженностью 1 – 2 мм. 
Способ ВТК применяют только в том случае, когда другие методы не 
обеспечивают выявления дефектов. 
ВТК регулируется в ГОСТ Р ИСО 12718-2009 [12]. 
 
2.2.2 Методы ультразвуковой дефектоскопии 
 
Ультразвуковой контроль (УЗК) основывается на свойствах 
ультразвуковых волн. 
Ультразвуковые волны способны проникать в материальные среды на 
большую глубину, преломляясь и отражаясь при попадании на границе двух 
материалов с различной звуковой проницаемостью. Эта способность 
ультразвуковых волн и используется в ультразвуковой дефектоскопии. 
Чаще всего применяют только два метода ультразвуковой 
дефектоскопии: теневой и эхо-импульсный. 
В ТТ распространение получил эхо-импульсный метод, который иногда 
еще называют методом отраженных колебаний. 
При эхо-импульсном методе щуп-излучатель посылает через стенку 
трубы импульсы ультразвуковых волн, которые при встрече с дефектом 
отражаются от его границы и улавливаются щупом-приемником. Эти импульсы 
фиксируются в виде пиков, свидетельствующих о наличии дефекта. Измеряя 
время от момента посылки импульса до приема обратного сигнала, можно 
определить глубину залегания дефектов. 
С помощью УЗК можно выявить следующие дефекты: поры, трещины, 
непровары, несплошности и несплавления, свищи, расслоения, коррозию, 
шлаковые включения, участки с несоответствием химического состава, участки 
с искажением геометрического размера. 
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УЗК можно проводить при одностороннем доступе к металлу трубы без 
снятия усиления или предварительной его обработки, что является его 
основным достоинством. 
УЗК регулируется в ГОСТ Р 55724-2013 [13]. 
 
2.2.3 Акустико-эмиссионная диагностика 
 
АЭК используется для выявления критического состояния нефтепровода 
путем улавливания и анализа шумов, сопровождающих процесс образования и 
роста трещин. 
При разрушении почти все материалы испускают акустические волны. 
Большинство конструкционных материалов при нагружении начинают 
испускать акустические волны в ультразвуковой части спектра задолго до 
разрушения. 
Под акустической эмиссией понимается возникновение упругих волн, 
вызванных изменением состояния среды под действием внешних или 
внутренних факторов. АЭК основан на анализе этих волн и является одним из 
пассивных методов акустического контроля. 
Информация о времени распространения волн, их амплитуде, частотном 
спектре и т.п. воспринимается пьезоэлектрическими акустическими датчиками. 
Полученная информации после обработки дает данные о природе, месте 
расположения и росте дефекта. 
Существенным недостатком АЭК является сложность выделения 
полезных акустических волн из помех. Другими существенными недостатками 
АЭК являются высокая стоимость аппаратуры и необходимость высокой 
квалификации оператора контроля. 
АЭК регулируется в ГОСТ Р 52727-2007 [14]. 
 
2.3 Основные технические данные внутритрубных инспекционных 
снарядов 
 
2.3.1 Очистные скребки типа СКР1 и СКР1-1 
 
Очистной скребок СКР1 предназначен для очистки внутренней полости 
нефтепровода от парафиносмолистых отложений, глиняных тампонов и грязи, а 
также для удаления посторонних предметов. 
Рабочей средой для скребков являются нефть, нефтепродукты и вода. 
Качественная очистка внутренней полости нефтепровода является 
необходимым условием для получения достоверных данных при пропуске 
дефектоскопов.  
Корпус скребка представляет собой стальную полую конструкцию с 
приваренными в средней и задней частях корпуса фланцами, которые 
обеспечивают крепление на них двух ведущих, четырех направляющих дисков, 
разделенных прокладочными дисками малого диаметра, и одной или двух 
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манжет в зависимости от конструкции. Прокладочные диски обеспечивают 
определенное расстояние между ведущим и чистящими дисками. Диски и 
манжеты изготавливаются из высококачественных полиуретанов, стойких к 
истиранию. На переднем торце скребка расположены байпасные отверстия, с 
осью, направленной под углом к стенке нефтепровода. Байпасные отверстия 
предназначены для размыва отложений, которые скребок счищает с внутренней 
поверхности нефтепровода и толкает перед собой. Байпасные отверстия могут 
закрываться заглушками-болтами. В задней части скребка, в защитной раме, 
устанавливается передатчик. 
На заключительной стадии очистки, перед пропуском дефектоскопа, на 
передней и на задних частях скребка, вместо одного прокладочного диска, 
устанавливается щеточный диск. Такой скребок называется скребком типа 
СКР1-1. Специальная комбинация чистящих и щеточных дисков обеспечивает 
эффективное удаление отложений с внутренних стенок нефтепровода и из 
коррозионных углублений. Технические характеристики скребков 
представлены в таблице 2. Чертеж скребка СРК1-1 представлен на рисунке 1. 
 
Таблица 2 – Технические характеристики скребков 
Параметры Значения 
Номинальный диаметр трубопровода, мм 1020 
Длина, мм 3140 
Минимальный проходной 
диаметр трубопровода, % 
СКР1 
СКР1-1 
85 
86 
Масса, кг 900 
Минимальный радиус 
поворота на 90° 
Полная комплектация 
Без трансмиттера и 
защитной рамы 
1,5 НD  
1,5 НD  
Скорость движения в нефтепроводе, м/с 0,2 – 5,0 
Тип используемого передатчика для скребка ПДС 14-02 
 
 
Рисунок 1 – Чертеж скребка СКР1-1 
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Непосредственно перед запасовкой скребка в трубопровод производится 
установка передатчика для скребка (ПДС). ПДС является генератором 
электромагнитных сигналов в диапазоне приема наземного локационного 
оборудования. Корпус ПДС выдерживает внутреннее давление взрыва  
0,75 МПа и исключает передачу взрыва в окружающую взрывоопасную среду. 
Специальный вид взрывозащиты обеспечивается герметизацией антенны 
термореактивным герметиком.  
Подъем и перемещение скребка осуществляется за кольцо на бампере или 
непосредственно за корпус. 
 
2.3.2 Профилемер «Калипер» 
 
Профилемеры «Калипер» предназначены для измерения внутреннего 
проходного сечения и радиусов отвода трубы, что необходимо для оценки 
возможности пропуска внутритрубных снарядов-дефектоскопов. 
Обнаруживаемые дефекты и особенности: геометрические отклонения 
типа вмятин, овальностей, гофр, сужений, препятствий, криволинейных 
(радиусных) изгибов и т.д.; возможность определения наличия дефектов в 
поперечных сварных швах. 
Профилемер «Калипер» состоит из двух секций, связанных между собой 
карданным соединением. В передней и задней частях первой секции и на 
второй секции установлены манжеты, предназначенные для центрирования и 
приведения в движение снаряда в нефтепроводе. Коническая манжета, 
установленная на передней секции, предназначена для предотвращения 
застревания снаряда в тройниках, не оборудованных предохранительными 
решетками. В носовой части первой секции установлен бампер, под которым 
находится антенна приемопередатчика в защитном карболитовом кожухе, а на 
задней части, на подпружиненных рычагах – одометры для измерения 
пройденного расстояния. 
На второй секции установлены манжеты и измерительная система, 
состоящая из множества рычагов с колесами (спайдер). Спайдер используется 
для измерения проходного сечения, вмятин овальностей и других 
геометрических особенностей трубы. На карданном соединении смонтирована 
система измерения угла поворота, состоящая из неподвижного и подвижного 
«грибков». Внешний вид профилимера «Калипер» представлен на рисунке 2. 
Наличие дефектов и особенностей в нефтепроводе, их геометрические 
параметры и места расположения определяются по распечатке данных 
профилеметрии после пропуска Калипера. 
Обнаружение снаряда в трубопроводе осуществляется локатором по 
сигналам приемопередатчика. 
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Рисунок 2 – Внешний вид профилемера «Калипер» 
 
Подъем и перемещение «Калипер» производится за корпуса при помощи 
мягких поясов и траверсы. 
При прохождении участка «Калипер» производит измерение радиуса 
кривизны криволинейных участков (колен) и углов поворота колен. Ниже в 
таблице 3 приведены основные параметры снаряда. 
 
Таблица 3 – Технические характеристики «Калипер» 
Параметры Значения 
Номинальный диаметр трубопровода, мм 1020 
Погрешность определения местоположения дефекта, м 
±1 от ближайшего поперечного 
сварного шва 
Чувствительность измерительной системы снаряда, мм ±2 
Максимальная длина трубопровода, диагностируемая 
за один пропуск прибора, км 
250 в газе или в воде, 500 в 
нефти 
Минимальное проходное сечение трубы, % 70 от НD  
Минимальный радиус отвода, преодолеваемого 
снарядом (цельнотянутого колена) 
1,5 НD  на 90° 
Погрешность измерений овальностей и вмятин, % 
0,4 от номинального диаметра 
на прямолинейном участке 
трубопровода и 0,6 от 
наружного диаметра для колена 
Погрешность одометрической системы, % ±0,5 от пройденного пути 
Максимальное рабочее давление, МПа 10 
Рекомендуемая скорость пропуска прибора, м/с 0,2 – 3,0 
Диапазон температур при эксплуатации, ºС от -15 до +50 
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Снаряд может без повреждений проходить сегментные отводы, 
состоящие из 5 сегментов с углом 15° и 2 сегментов 7,5° с радиусом поворота 
3 НD  и более. 
 
2.3.3 Снаряд-дефектоскоп «Ультраскан» WM 
 
Дефектоскоп «Ультраскан» WM предназначен для определения дефектов 
стенки трубы методом ультразвуковой толщинометрии радиально 
установленными ультразвуковыми датчиками. Наличие и расположение 
дефекта в стенке трубы определяется по времени прихода ультразвуковых 
волн, отраженных от внутренней и наружной поверхности или неоднородности 
внутри стенки трубы, что тем самым позволяет определять, кроме наружных и 
внутренних потерь металла (коррозия, эрозия, царапины, надрезы), различного 
рода несплошности в металле трубы, например расслоения, газовые поры, 
шлаковые и иные включения. 
Рабочей средой для снаряда являются: вода, нефть, в газожидкостных 
смесях и газе снаряд работает в жидкостной пробке. 
Дефектоскоп «Ультраскан» снабжен системой измерения пройденного 
расстояния (одометрические колеса), системой приема-передачи 
электромагнитных сигналов низкой частоты, а также программируемой 
микропроцессорной системой управления (мастер-системой). 
Дефектоскоп «Ультраскан» состоит из нескольких секций. Эти секции 
представляют собой стальные герметичные корпуса (с расположенной внутри 
электроникой, накопителями информации и батареями) и носители датчиков, 
связанные между собой при помощи карданных соединений и кабелей. 
Количество секций и состав каждой секции определяются возможностью 
компоновки электроники и батарей в ограниченном объеме корпуса, 
габаритные размеры которого должны обеспечить контроль нефтепровода с 
определенными характеристиками. В передней части ведущей секции 
установлен бампер, закрывающий антенну приемопередатчика, находящуюся в 
защитном карболитовом кожухе. Каждая секция и носитель датчиков снабжены 
полиуретановыми манжетами, предназначенными для центрирования и 
обеспечения движения снаряда по нефтепроводу потоком перекачиваемого 
продукта. На каждом герметичном корпусе установлены также конические 
манжеты, служащие для предотвращения застревания снаряда в тройниках, не 
оборудованных предохранительными решетками. В задней части секции 
электроники на подпружиненных рычагах установлены одометрические колеса. 
Носитель датчиков состоит из полиуретановых полозов, обеспечивающих 
постоянство расстояния от датчика до поверхности трубы. Полозы соединены 
между собой плоскими пружинами, благодаря которым они плотно прилегают 
к внутренней поверхности трубы. Датчики соединены с модулем электроники 
специальными кабелями с герметичными разъемами. Для обеспечения 
омывания датчиков перекачиваемым продуктом, от каждого полоза отходит 
шланг к передней секции. Дефектоскоп снабжен устройством задержки 
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включения для проведения диагностики длинных участков нефтепроводов 
(более 120 км) за несколько пропусков. Внешний вид дефектоскопа 
«Ультраскан» WM представлен на рисунке 3. 
 
 
Рисунок 3 – Внешний вид дефектоскопа «Ультраскан» WM 
 
В таблице 4 приведены основные параметры снаряда-дефектоскопа 
«Ультраскан» WM. 
 
Таблица 4 – Технические характеристики «Ультраскан» WM 
Параметры Значения 
Номинальный диаметр трубопровода, мм 1020 
Количество датчиков, шт. 448 
Номинальная толщина стенки трубы, мм от 5 до 20 
Минимальный рабочий диапазон, км 120 
Минимальное проходное сечение трубы, % 85 от НD  
Минимальный радиус отвода цельнотянутого колена 
трубы проходимый снарядом 
1,5 НD  на 90° 
Максимальное рабочее давление, МПа 10 
Рекомендуемая скорость пропуска прибора, м/с 0,25 – 1,0 (допускается до 1,5) 
Диапазон температур при эксплуатации, ºС от -15 до +50 
 
Снаряд может проходить без повреждений сегментные отводы из 5 
сегментов с углом 15° и 2 сегментов 7,5° и радиусом поворота 3 НD  и более. 
 
2.3.4 Магнитный дефектоскоп 
 
Магнитный дефектоскоп предназначен для обнаружения и определения 
размеров дефектов потери металла и поперечных трещин по всей окружности 
нефтепровода. 
При подготовке нефтепровода к диагностическому обследованию 
магнитным дефектоскопом, для удаления мусора, состоящего из металлических 
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предметов в виде остатков электродов, проволоки и т.п., производят пропуск 
магнитных скребков. 
Для нефтепроводов диаметром 1020 мм снаряд выполнен 
двухсекционным. Секции соединены между собой буксировочными тягами с 
универсальными шарнирами. 
Передняя секция представляет собой стальной корпус, с обоих концов 
которого по периметру расположены постоянные магниты со щетками. Между 
магнитами и щетками расположены кольцо датчиков и другие элементы 
внешней электроники. 
На передней и задней частях корпуса устанавливаются полиуретановые 
манжеты. В носовой части имеется такелажное кольцо с установленным 
«грибком» для выемки снаряда из камеры приема, а также поддерживающие 
колеса. В задней части корпуса расположено такелажное кольцо и 
универсальный шарнир. 
Вторая секция дефектоскопа для трубопроводов диаметром 1020 мм 
представляет собой стальной корпус, в котором размещаются модуль 
обработки и записи данных и батарейный модуль. На внешней части корпуса 
располагаются второе кольцо датчиков, позволяющих уточнить 
местоположение дефектов, датчики температуры и дифференциального 
давления и другие элементы внешней электроники. На передней и задней 
частях корпуса расположены поддерживающие колеса, предназначенные для 
центрирования снаряда в трубе и такелажные кольца. Сзади корпуса 
установлены также три одометрических колеса для измерения пройденной 
дистанции, а на переднем торце имеется универсальный шарнир. Внешний вид 
магнитного дефектоскопа представлен на рисунке 4. 
 
 
Рисунок 4 – Внешний вид магнитного дефектоскопа 
 
В таблице 5 приведены основные параметры магнитного дефектоскопа. 
 
Таблица 5 – Технические характеристики магнитного дефектоскопа 
Параметры Значения 
Номинальный диаметр трубопровода, мм 1020 
Рабочий диапазон скоростей, м/с 0,5 – 4,0 
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Окончание таблицы 5 
Параметры Значения 
Диапазон инспекции трубопровода при скорости 
0,5 м/с, км 
150 
Диапазон инспекции трубопровода при скорости 
1 м/с, км 
300 
Минимальный радиус отвода цельнотянутого 
колена трубы, проходимый снарядом 
1,5 НD  на 90° 
Полное сужение диаметра трубы (по всей 
окружности), % 
85 минимального внутреннего 
диаметра, длиной менее двух 
диаметров 
Диапазон рабочих давлений, МПа 0,5 – 10,0 
Диапазон температур при эксплуатации, ºС от 0 до +50 
 
Обнаруживаемые дефекты и особенности: 
- дефекты потери металла, связанные с коррозией (внешней и 
внутренней), включая дефекты потери металла, связанные с вмятинами и 
дефекты потери металла, находящиеся под кожухами; 
- дефекты потери металла, связанные с зазубринами; 
- дефекты потери металла, расположенные под ремонтными муфтами; 
- дефекты потери металла, связанные с металлургическими и заводскими 
дефектами; 
- сварные швы – кольцевые, продольные и спиральные; 
- аномалии сварных соединений, включая поперечные трещины внутри 
кольцевых швов; 
- вмятины, включая любые связанные с ними поперечные трещины; 
- повреждения, возникшие в ходе строительства; 
- изменения номинальной толщины стенки; 
- трубопроводная арматура и фитинги, (включая: тройники, отводы, 
задвижки, изгибы, аноды, вставки для линейной компенсации, внешние опоры, 
ремонтные муфты, точки катодной защиты); 
- металлические предметы вблизи трубопровода, которые обладают 
потенциалом оказания отрицательного влияния на изоляционное покрытие 
трубопровода или на систему катодной защиты; 
- кожухи, включая эксцентрические кожухи, где степень эксцентричности 
представляет угрозу изоляционному покрытию трубопровода или системе 
катодной защиты; 
- реперные магниты; 
- расслоение поверхности труб. 
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2.3.5 Запасовочное устройство 
 
Запасовочное устройство – это приспособление, предназначенное для 
затягивания многосекционных снарядов в камеру запуска при помощи лебедки 
или подъемного крана. Устройство устанавливается на фланец специального 
патрубка, приваренного к камере запуска за пределами ее расширенной части. 
Приспособление состоит из трубы с приваренным крепежным фланцем, таким 
же, как и фланец патрубка, и одним или двумя направляющими роликами. 
Длина трубы с роликом, входящая в патрубок, должна быть не более половины 
номинального диаметра камеры. Вращающиеся и трущиеся детали 
запасовочного устройства должны быть изготовлены из материалов, 
исключающих искрообразование. 
 
2.4 Водолазное обследование 
 
Водолазное обследование подводного перехода проводится для 
судоходных и сплавных рек и водоемов. В отдельных случаях водолазное 
обследование может производится и для подводных переходов на других реках 
и водоемах. 
При водолазном обследовании подводного перехода обследуют: 
- дно реки в створе перехода, состояние трубопровода на размытых 
участках; 
- состояние изоляции; 
- состояние пригрузов; 
- глубину залегания нефтепровода; 
- состояние сооружений защиты подводной части берегов от размыва и 
волновых воздействий; 
- изменение гидравлики потока и руслового процесса по сравнению с 
периодом первоначальных и прошлогодних обследований. 
 
2.5 Результаты диагностического обследования перехода через  
р. Тертеж 
 
В период с 17.09.2010 г. по 19.09.2010 г. на нефтепроводе Анжеро-
Судженск – Красноярк, на участке Вознесенка – Рыбинская, диаметром  
1020 мм была проведена работа по диагностическому обследованию 
трубопровода ультразвуковым дефектоскопом «Ультраскан» WM и магнитным 
дефектоскопом 28-ДКМ. Пропуски дефектоскопов были произведены после 
пропусков профилемера «Калипер». Для удаления со стенок нефтепровода 
загрязнений в виде парафино-смолистых отложений, глины, песка, 
постороннего мусора были пропущены специальные очистные скребки с 
металлическими щетками. 
В рассматриваемый участок МН длиной 165 м входят левый берег  
р. Тертеж (4,8 м), ширина р. Тертеж в межень (8 м) и заболоченность на правом 
берегу (152,2 м). 
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Дополнительно для удаления мусора, состоящего из металлических 
предметов в виде остатков электродов, проволоки т.п., были пропущены 
магнитные скребки. 
Исходя из результатов ВТД, на основании РД 153-39.4-067-04 [15] был 
проведен анализ обнаруженных особенностей для определения дефектов и 
недопустимых конструктивных элементов, подлежащих ремонту (ДПР), и 
выделения среди них дефектов, представляющих повышенную опасность для 
целостности при его эксплуатации и подлежащих первоочередному ремонту и 
устранению (ПОР). Общее количество этих дефектов и их распределение по 
типам приведены в таблице 6. 
 
Таблица 6 – Выявленные дефекты 
№ Описание дефекта ДПР ПОР 
1 
Вмятина, гофр, примыкающие к сварному шву 
или расположенные на сварном шве 
1 0 
2 Потеря металла (внешняя и внутренняя) 1 0 
3 Риска (царапина, задир) 52 52 
4 Расслоение 1 1 
5 Расслоение с выходом на поверхность 30 10 
6 Аномалия поперечного сварного шва 3 3 
7 Смещение поперечного сварного шва 12 4 
8 
Недопустимые конструктивные элементы, 
соединительные детали, приварные элементы: 
- заплаты вварные и накладные всех видов и 
размеров; 
 
 
1 
 
 
1 
9 Временные ремонтные конструкции 2 2 
Всего: 103 73 
 
Общее количество обнаруженных дефектов и других особенностей 
составило 240, из них: 
- ДПР – 103 (42,92 % от общего числа); 
- ПОР – 73 (30,42 % от общего числа). 
Практически для всех дефектов ДПР, в соответствии с таблицей 6.2  
РД 153-39.4-067-04 [15], методом постоянного ремонта является вырезка. 
Указанная выше плотность дефектов ДПР делает выборочный ремонт 
нецелесообразным, т.к. в среднем придется делать две вырезки на каждую 
трубу из рассматриваемого участка. Поэтому принимаю вид и метод ремонта 
подводного перехода через р. Тертеж – капитальный ремонт с заменой труб 
всего рассматриваемого участка. 
 
3 Патентный поиск утяжелителей нефтепровода 
 
3.1 Кольцевой бетонный утяжелитель 
 
Предлагаемое техническое решение относится к области строительства и 
ремонта трубопроводов, и предназначено для сохранения проектного 
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положения трубопровода при укладке последнего через водные преграды (реки, 
ручьи, озера, болота III типа и т.д.) и в процессе эксплуатации и позволяет 
создать утяжелителя, простого и наименее затратного в производстве и 
доставке и обладающего повышенными прочностными характеристиками. 
Наиболее близким техническим решением к предложенному является 
кольцевой бетонный утяжелитель, имеющий две соединенные между собой 
секции по форме полуколец в их поперечном сечении, стяжные элементы, 
соединяющие секции и монтажные элементы. 
Внешняя выпуклая поверхность каждой секции имеет в продольном 
сечении на участке от торцевой поверхности секции утяжелителя дугообразную 
кривую, а для размещения стяжных элементов выполнены открытые с внешней 
поверхности по крайней мере одной секции ниши, в которых размещены 
стяжные элементы. Один из утяжелителей выполнен длиной менее другого 
утяжелителя из данного комплекта предпочтительно на половину длины 
последнего. Обращенная к трубе внутренняя поверхность секций имеет 
диаметр, превышающий диаметр трубопровода по крайней мере на толщину 
располагаемого на трубопроводе средства для защиты его поверхности, 
выполненного, например, из полимерного материала. Величина зазора между 
секциями в месте их соединения стяжными элементами превышает величину 
зазора между трубой и внутренней поверхностью каждой секции. Диаметр 
каждой из торцевых поверхностей не менее половины максимального диаметра 
секции утяжелителя по его внешней поверхности, а длина секции превышает 
максимальный диаметр секции утяжелителя. 
Кольцевой бетонный утяжелитель имеет следующие недостатки: 
- трудоемкость изготовления (требует постоянной формы для заливки, 
которую необходимо очищать, ремонтировать при (между) заливками); 
- транспортировка массивных и громоздких утяжелителей на место их 
монтажа (зачастую это сотни и тысячи километров, как правило, при 
использовании железнодорожного транспорта); 
- достаточно высокая стоимость применения утяжелителя. 
Кроме того, в процессе транспортирования, проведения такелажных 
работ от железобетонных кольцевых утяжелителей могут откалываться части, 
что приводит к понижению их веса относительно изначального, оголению и 
последующей коррозии арматурного каркаса. 
Утяжелитель имеет строго заданную массу, что может ограничивать его 
применение. 
Технический результат полезной модели заключается в создании 
утяжелителя, простого и наименее затратного в производстве и доставке и 
обладающего повышенными прочностными характеристиками. 
Указанный результат достигается тем, что в кольцевом бетонном 
утяжелителе трубопровода, имеющем две соединенные между собой секции по 
форме полуколец в их поперечном сечении, стяжные элементы, соединяющие 
секции, и монтажные элементы, секции выполнены в виде жестких оболочек, 
заполненных бетонной смесью. 
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Преимущественно стяжные элементы выполнить в виде проушин с 
отверстиями для размещения крепежных элементов, например, болтового 
соединения. 
Преимущественно монтажный элемент представляет собой стержень, 
размещенный в углублении, выполненном на поверхности полуколец, или 
съемным, например, в виде рым-болта. 
Преимущественно оболочку выполнить из листового металлического 
материала, а на его поверхность нанести антикоррозионное покрытие. 
Целесообразно оболочки снабдить люками для их заполнения бетонной 
смесью. 
Преимущественно поверхность торцевых сторон секций, обращенной к 
трубопроводу, имеет диаметр, превышающий диаметр трубопровода, по 
крайней мере, на толщину располагаемого на трубопроводе средства для 
защиты его поверхности. 
Целесообразно секции с внешней стороны выполнить цилиндрической 
формы, а торцевые стороны их – с фасками, или выполнить внешнюю 
выпуклую поверхность каждой секции в продольном сечении с дугообразной 
кривой, соединяющей торцевые стороны секций утяжелителя. 
На рисунке 5 представлен вид кольцевого бетонного утяжелителя, 
выполненного с внешней стороны цилиндрической формы каждой секции с 
фасками. 
На рисунке 6 представлен вид кольцевого бетонного утяжелителя с 
внешней выпуклой поверхностью каждой секции, имеющей в продольном 
сечении дугообразную кривую, соединяющую торцевые стороны секций 
утяжелителя. 
На рисунке А.1 – вид сбоку полукольца цилиндрической формы с 
фасками. 
На рисунке А.2 – вид А-А рисунка А.1. 
На рисунке А.3 – вид сбоку полукольца с внешней выпуклой 
поверхностью. 
На рисунке А.4 – вид А-А рисунка А.3. 
Кольцевой бетонный утяжелитель представляет собой две секции по 
форме полуколец в их поперечном сечении, соответственно, 1 и 2, стяжные 
элементы, соединяющие секции, и монтажные элементы. 
Каждая секция 1 и 2 изготовлена в виде жестких оболочек из листового 
металлического материала, имеет полость, предназначенную для заполнения 
бетонной смесью с определенными характеристиками (в зависимости от 
потребности выполнения работ на конкретном объекте строительства). После 
заполнения бетонной смесью люк 3, через который производилась заливка, 
может быть герметично закрыт. 
В качестве листового металлического материала оболочек секций 1, 2 
используют металлический лист с антикоррозионным покрытием. 
Стяжные элементы выполнены в виде проушин 4 и 5 с отверстиями для 
размещения крепежных элементов, например, болтового соединения. 
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В середине каждой оболочки секций 1 и 2 предусмотрен монтажный 
элемент 6 для возможности подъема секций грузоподъемными механизмами и 
проведения монтажа. 
В качестве монтажных элементов может быть использован стержень (на 
рисунках не показан), размещенный в углублении, выполненном на 
поверхности оболочек секций 1 и 2. 
Монтажный элемент также может быть выполнен съемным, например, в 
виде рым-болта 6 (рисунки 5 и 6). Он вывинчивается из оболочки секции сразу 
после установки последней в нужное положение. 
Секции 1 и 2 с внешней стороны имеют цилиндрическую форму, а 
торцевые стороны их выполнены с фасками, или внешняя выпуклая 
поверхность каждой секции 1 и 2 имеет в продольном сечении дугообразную 
кривую, соединяющую торцевые стороны секций 1 и 2 утяжелителя 
Кольцевой бетонный утяжелитель монтируется на трубопровод 7 с 
установленным средством 8 для защиты поверхности трубопровода, например, 
защитным матом, при помощи крепежных элементов (рисунки 5 и 6). При этом 
диаметр поверхности торцевых сторон секций 1 и 2, обращенной к 
трубопроводу, превышает диаметр трубопровода по крайней мере, на толщину 
располагаемого на трубопроводе средства 8 для защиты его поверхности. 
Монтируют кольцевые бетонные утяжелители на трубопровод в 
заполненном предварительно (на заводе) состоянии, при этом бетонная смесь 
после заполнения оболочек секций 1 и 2 некоторое время «затвердевает». 
 
 
1, 2 – секции по форме полуколец; 3 – люк; 4, 5 – проушины с отверстиями; 6 – съемный 
рым-болт; 7 – трубопровод; 8 – средство для защиты поверхности трубопровода 
 
Рисунок 5 – Кольцевой бетонный утяжелитель, выполненный с внешней 
стороны цилиндрической формой каждой секции с фасками 
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1, 2 – секции по форме полуколец; 3 – люк; 4, 5 – проушины с отверстиями; 6 – съемный 
рым-болт; 7 – трубопровод; 8 – средство для защиты поверхности трубопровода 
 
Рисунок 6 – Кольцевой бетонный утяжелитель с внешней выпуклой 
поверхностью каждой секции 
 
Монтируют кольцевые бетонные утяжелители в следующей 
последовательности: 
- раскладка краном нижних оболочек секций в ряд, с заданным шагом; 
- укладка сверху в полукольца трубопровода (участка трубы); 
- укладка краном на трубопровод верхних оболочек секций; 
- стяжка оболочек крепежом (шпильками и гайками); 
- протяжка или укладка трубопровода с утяжелителями в проектное 
положение. 
Этот процесс ничем не отличается от существующих технологий укладки 
трубопроводов. 
При укладке трубопровода в водную преграду зачастую применяют 
способ протаскивания, когда сваренную часть трубопровода с установленными 
кольцевыми утяжелителями «затягивают» в водную преграду с помощью 
тянущего механизма (лебедки), установленного на противоположном берегу. 
При этом возникает достаточно большая сила трения. Конструкция 
утяжелителя в обоих вышеприведенных вариантах исполнения (особенно при 
дугообразной форме) позволяет минимизировать потери на трение, 
возникающие при протаскивании. 
Конструкция утяжелителя имеет следующие преимущества, 
противопоставляемые недостаткам двух типов применяемых утяжелителей 
(утяжелители бетонные кольцевые и утяжелители бетонные охватывающие): 
- элементы оболочек секций, выполненные из листового металлического 
материала, изготавливаются и соединяются (сваркой) в заводских условиях, не 
требуют частого обслуживания оснастки – повышается производительность; 
- заполнение бетонной смесью может производиться на любом заводе по 
производству бетонной смеси (в таком случае до завода по производству 
бетонной смеси транспортируются пустые оболочки секций, а на заводе по 
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производству бетонной смеси, который выбирается как можно ближе к объекту, 
и на котором предполагается применение утяжелителей, производится 
заполнение полости бетонной смесью). 
Дополнительные преимущества утяжелителя: 
- стабильный процесс изготовления, позволяющий получать изделие с 
заданными конечными характеристиками; 
- отсутствие рисков образования сколов; 
- возможность применения съемного монтажного элемента – уменьшение 
трудоемкости изготовления при снижении рисков зацепа утяжелителя за 
валуны, коренья и др. при протаскивании трубопровода при строительстве 
подводного перехода; 
- отсутствие необходимости изготовления арматурного каркаса (как в 
случае с железобетонными кольцевыми утяжелителями); 
- возможность варьирования массы за счет применения бетонной смеси 
различной плотности; 
- габаритные размеры утяжелителя кратны размерам полувагона – 
максимальное использование погрузочных габаритов транспортного средства; 
- высокая стойкость изделия в агрессивных грунтах (например, болото), 
т.к. сначала будет разрушаться покрытие листового металлического материала, 
затем материал, затем только бетон. Процесс деградации (разрушения) 
утяжелителя займет не менее 70 лет, что больше, чем срок эксплуатации 
трубопровода [16]. 
 
3.2 Утяжелитель трубопровода 
 
Полезная модель относится к балластирующим конструкциям, 
используемым в области строительства трубопроводов, и может быть 
применено на обводненных территориях для обеспечения устойчивости 
трубопроводов против всплытия.  
Известно полимерно-контейнерное балластирующее устройство в виде  
П-образного короба с силовым поясом и усиливающим элементом. Однако, в 
этом устройстве не указано оптимальное соотношение между продольным и 
поперечным размерами донной части короба, что приводит к необходимости 
выполнения более широкой траншеи для укладки трубопровода. Клеевое 
соединение силового пояса и усиливающего элемента по незамкнутому контуру 
создает предпосылки для его нарушения. Кроме того, затруднена установка 
короба на трубопровод, находящийся в обводненной траншее, из-за 
водонепроницаемости стеклопластиковых стенок донной части. 
По своей технической сущности указанный утяжелитель является 
наиболее близким предлагаемой полезной модели. 
Перед полезной моделью была поставлена задача сокращения затрат на 
строительство трубопровода, снижения себестоимости утяжелителя, 
повышении его надежности. 
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Технический результат заключается в сокращении затрат строительство 
трубопровода, снижении себестоимости утяжелителя, повышении его 
надежности. 
Технический результат достигается за счет того, что в утяжелителе 
трубопровода (далее – утяжелителе), выполненном в виде П-образного 
заполняемого балластом стеклопластикового короба с донной частью, 
внутренними стенками, переходящими в седловидную часть, наружными 
боковыми и поперечными стенками, охваченными сверху по периметру короба 
силовым поясом и усиливающим элементом, короб выполнен с размером 
донной части вдоль трубопровода, превышающим ее поперечный размер, 
верхняя часть силового пояса, скрепленная полимерным составом с наружными 
боковыми и поперечными стенками, выполнена с отогнутым участком, 
охватывающим усиливающий элемент, при этом конец отогнутого участка 
скреплен полимерным составом с прямолинейным участком силового пояса, 
толщина наружных боковых и поперечных стенок превышаем толщину 
внутренних стенок, которая больше толщины седловидной части, в донной 
части выполнены отверстия. 
На рисунке 7 изображен утяжелитель трубопровода, аксонометрия. 
Утяжелитель в виде П-образного короба содержит донную часть 1, 
внутренние стенки 2, седловидную часть 3, наружные боковые 4 и поперечные 
5 стенки, силовой пояс 6 с отогнутым участком 7 и усиливающим элементом 8, 
которые прикреплены полимерным составом 9 к поперечной стенке 5 и 
силовому поясу 6. В донной части 1 выполнены отверстия 10, закрытые сеткой 
11. М – размер донной части 1 вдоль трубопровода, N – ее поперечный размер. 
Утяжелитель используют следующим образом. 
Короб изготавливают с использованием формообразующей оправки 
вручную или механизированным способом. 
Доставленные на трассу утяжелители раскладывают вдоль находящегося 
в траншее трубопровода и далее, вручную или с помощью трубоукладочной 
техники устанавливают седловидной, частью 3 на балластируемые участки 
трубопровода. Сначала с помощью экскаватора грунтом засыпают 
пространство между коробами и боковыми стенками траншеи до уровня 
половины трубопровода. Затем балластом (песком, щебнем, грунтом) тем же 
экскаватором заполняют короба доверху, после чего местным грунтом 
засыпают траншею до уровня верха коробов. Оставшийся балласт и местный 
грунт бульдозером, перемещают в траншею и образуют наружный валик. 
То, что размер М донной части 1 вдоль трубопровода превышает ее 
поперечный размер N, обеспечивает не только снижение необходимой ширины 
трубопроводной траншеи, но и более равномерную нагрузку на верхнюю часть 
трубопровода со стороны утяжелителя. 
Разная толщина внутренних стенок 2 и наружных боковых и поперечных 
стенок 4 учитывает различное воздействие на короб со стороны трубопровода и 
окружающей среды и обеспечивает снижение себестоимости за счет экономии 
трудовых затрат. 
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Отверстия 10 закрывают полимерной сеткой 11, пропускающей воду, но 
задерживающей мелкую фракцию балласта. Седловидная часть 3 имеет 
сечение, радиус которого больше радиуса трубопровода на толщину изоляции 
(изоляционного слоя) [17]. 
 
 
1 – донная часть; 2 – внутренняя стенка; 3 – седловидная часть; 4 – наружная боковая стенка; 
5 – наружная поперечная стенка; 6 – силовой пояс; 7 – отогнутый участок силового пояса; 8 – 
усиливающий элемент; 9 – полимерный состав, 10 – отверстия; 11 – полимерная сетка 
 
Рисунок 7 – Утяжелитель трубопровода в виде П-образного короба 
 
3.3 Выбор рабочего патента 
 
Вне бакалаврской работы (БР) было найдено 10 патентов, 
опубликованных не более чем четыре года назад. Из них для рассмотрения в БР 
были выбраны два – самые перспективные на взгляд автора.  
Рассмотрим их преимущества. 
Для кольцевого бетонного утяжелителя: 
- элементы оболочек секций, выполненные из листового металлического 
материала, изготавливаются и соединяются (сваркой) в заводских условиях, не 
требуют частого обслуживания оснастки – повышается производительность; 
- заполнение бетонной смесью может производиться на любом заводе по 
производству бетонной смеси; 
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- стабильный процесс изготовления, позволяющий получать изделие с 
заданными конечными характеристиками; 
- отсутствие рисков образования сколов; 
- возможность применения съемного монтажного элемента – уменьшение 
трудоемкости изготовления при снижении рисков зацепа утяжелителя за 
валуны, коренья и др. при протаскивании трубопровода при строительстве 
подводного перехода; 
- отсутствие необходимости изготовления арматурного каркаса; 
- возможность варьирования массы за счет применения бетонной смеси 
различной плотности; 
- габаритные размеры утяжелителя кратны размерам полувагона – 
максимальное использование погрузочных габаритов транспортного средства; 
- высокая стойкость изделия в агрессивных грунтах, т.к. сначала будет 
разрушаться покрытие листового металлического материала, затем материал, 
затем только бетон. Процесс деградации утяжелителя займет не менее 70 лет, 
что больше, чем срок эксплуатации трубопровода. 
Для утяжелителя трубопроводов: 
- сокращение затрат на строительство трубопровода путем уменьшения 
работ по дополнительному расширению траншеи; 
- снижение себестоимости утяжелителя за счет применения 
недорогостоящего балласта; 
- повышение его надежности за счет специальной формы и применения 
полимерной сетки. 
Рассмотрев данные достоинства автор работы считает, что кольцевой 
бетонный утяжелитель является более перспективным для использования в 
работе по ремонту МН, и в частности подводного перехода через р. Тертеж. 
 
4 Ремонт нефтепровода 
 
Ремонт нефтепровода – это комплекс мероприятий по устранению 
дефектов, восстановлению несущей способности и других эксплуатационных 
показателей нефтепровода [18]. 
В соответствии со спецификой объектов линейной части МН 
применяются следующие мероприятия технического обслуживания и ремонта: 
- техническое обслуживание; 
- текущий ремонт; 
- капитальный ремонт [19]. 
Техническое обслуживание – это комплекс мероприятий по поддержанию 
работоспособности или исправности объекта, или изделия [19]. 
Техническое обслуживание линейной части МН включает: 
- осмотр (патрулирование) трассы нефтепровода. Которое заключается в 
визуальном наблюдении в целях своевременного обнаружения опасных 
ситуаций, угрожающих целостности и безопасности МН и безопасности 
окружающей среды; 
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- контроль технического состояния оборудования и проведение 
комплекса мероприятий по поддержанию его в работоспособном состоянии. 
Техническое обслуживание и ремонт МН, и его объектов, должны 
проводиться по утвержденным графикам, разработанным эксплуатирующей 
организацией [7]. 
Текущий ремонт – это ремонт, выполняемый для обеспечения или 
восстановления работоспособности объекта или изделия [19]. 
Капитальный ремонт – это ремонт, выполняемый для полного или 
близкого к полному восстановления исправности объектов линейной части МН 
с заменой или восстановлением любых неисправных узлов [19]. 
Капитальный ремонт нефтепровода по характеру и технологии 
проведения работ подразделяют на: 
- капитальный ремонт с заменой труб; 
- капитальный ремонт с заменой изоляционного покрытия; 
- выборочный ремонт. 
Капитальный ремонт с заменой труб заключается в полной замене 
дефектного участка нефтепровода на новый. 
Капитальный ремонт с заменой изоляционного покрытия заключается в 
полной замене изоляционного покрытия с, при необходимости, 
восстановлением несущей способности стенки нефтепровода. 
Выборочный ремонт – это ремонт участков нефтепроводов с опасными и 
потенциально-опасными дефектами стенки, выявленными при обследовании 
внутритрубными инспекционными снарядами, а также ремонт сложных 
участков, таких как мест пересечений с наземными и подземными 
коммуникациями и участков, примыкающих к узлам линейной арматуры. 
Каждому виду ремонта должен соответствовать метод (технология) 
ремонта, который устанавливается нормативными документами и 
руководством по эксплуатации ремонтируемого оборудования [20]. 
 
4.1 Методы ремонта дефектных участков нефтепровода 
 
Для ремонта дефектов МН могут применяться следующие методы: 
- шлифовка; 
- заварка; 
- вырезка дефекта (замена «катушки» или замена участка); 
- установка ремонтной конструкции (муфты, патрубки). 
Методы ремонта нефтепроводов подразделяются на методы постоянного 
ремонта и методы временного ремонта. 
К методам постоянного ремонта относятся методы, восстанавливающие 
несущую способность дефектного участка нефтепровода до уровня 
бездефектного участка на все время его дальнейшей эксплуатации. 
К методам и конструкциям для постоянного ремонта относятся: 
- шлифовка; 
- заварка; 
- вырезка; 
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- композитная муфта; 
- обжимная приварная муфта; 
- галтельная муфта; 
- удлиненная галтельная муфта для ремонта гофр; 
- патрубок с эллиптическим днищем. 
Конструкции временного ремонта применяются на ограниченный период 
времени. Установка конструкций временного ремонта в плановом порядке 
запрещается. К конструкциям для временного ремонта относятся: необжимная 
приварная муфта и муфта с коническими переходами.  
Муфты этих типов разрешается применять для: 
- аварийного ремонта с последующей заменой в течение одного 
календарного месяца; 
- для ремонта гофр на срок не более одного года с обязательной 
последующей заменой на постоянные методы ремонта [21]. 
 
4.2 Порядок проведения ремонта дефектов 
 
Устранение ДПР может производиться как выборочным ремонтом 
отдельных дефектов, так и капитальным ремонтом с заменой трубы и с заменой 
изоляции на протяженных участках нефтепровода. При капитальном ремонте с 
заменой изоляции должен производиться ремонт всех имеющихся на данном 
участке ДПР с последующей заменой изоляции. 
Выбор вида ремонта производится в зависимости от: 
- технико-экономических показателей по видам и методам ремонта; 
- плотностей распределения ДПР и дефектов ПОР по длине 
нефтепровода; 
- плотностей распределения коррозионных дефектов по длине 
нефтепровода; 
- состояния изоляционного покрытия. 
Все выявленные дефекты ПОР и дефекты ПОР, допустимый срок 
эксплуатации которых заканчивается в текущем году, должны быть устранены 
в течение текущего года. 
Очередность ремонта дефектов ПОР определяется исходя из следующих 
критериев. 
В первую очередь подлежат ремонту и устранению дефекты: 
- ограничивающие пропускную способность нефтепровода; 
- расположенные на переходах через естественные и искусственные 
водные препятствия; 
- расположенные на переходах через автомобильные и железные дороги; 
- расположенные вблизи населенных пунктов и промышленных объектов; 
- расположенные на местности, геодезические отметки и профиль 
которых при выходе нефти могут привести к попаданию ее в реки, водоемы, 
населенные пункты и промышленные объекты; 
- расположенные в труднодоступных участках нефтепроводов (болота, 
горные участки и др.) [21]. 
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В зависимости от значимости нефтепровода первоочередному ремонту и 
устранению подлежат дефекты, расположенные на: 
- межрегиональных магистральных нефтепроводах, по которым 
транспортируется нефть многих грузоотправителей и осуществляются поставки 
на нефтеперерабатывающие заводы России; 
- магистральных нефтепроводах экспортного направления; 
- магистральных нефтепроводах, задействованных в перспективных 
проектах развития системы; 
- магистральных нефтепроводах или участках, не имеющих 
дублирующего направления; 
- магистральных нефтепроводах регионального значения от мест добычи 
и загруженных свыше 70 % от проектной производительности.  
 
4.3 Требования к проведению ремонта 
 
Каждый ремонт должен быть отражен в паспорте нефтепровода. 
Устранение дефектов при капитальном ремонте выполняется при 
давлении в нефтепроводе не выше 2,5 МПа. 
Шлифовка используется для ремонта дефектов типа потеря металла 
(коррозионные дефекты, риски), расслоение с выходом на поверхность и 
мелких трещин, а также дефектов типа аномалии сварного шва (чешуйчатость, 
поры выходящие на поверхность). Шлифовка используется для ремонта во 
вмятинах дополнительных дефектов, таких как рисок, потерь металла, трещин, 
расслоений с выходом на поверхность. 
Максимальная глубина шлифовки должна быть не более 20 % от 
номинальной толщины стенки. После шлифовки должна быть восстановлена 
плавная форма поверхности, снижена концентрация напряжений. 
Максимальное допустимое давление в трубе при проведении 
выборочного ремонта методом шлифовки – не более 2,5 МПа. 
Зашлифованный участок должен подвергаться визуальному, 
магнитопорошковому контролю или контролю проникающими веществами. 
После шлифовки должна проверяться остаточная толщина стенки трубы 
методом ультразвуковой толщинометрии. Значение остаточной толщины не 
должно быть меньше 80 % от номинальной толщины стенки. При значениях 
остаточной толщины меньше 80 % от номинальной толщины стенки трубы 
следует применить другой метод ремонта [21]. 
Заварку разрешается применять для ремонта дефектов тела трубы типа 
потеря металла (коррозионные язвы, риски) с остаточной толщиной стенки 
трубы не менее 5 мм, а также дефектов типа аномалии поперечного сварного 
шва (поры, выходящие на поверхность, подрезы сварного шва, недостаточное 
или отсутствующее усиление, недостаточная ширина шва). 
Заварка допускается, если глубина и максимальный линейный размер 
одиночного дефекта (длина, диаметр) или его площадь не превышают величин, 
указанных в РД 153-39.4-067-04 [15]. Расстояние между смежными 
повреждениями должно быть не менее 4t (где t – номинальная толщина стенки 
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трубы). Расстояние от завариваемых дефектов до сварных швов, в том числе и 
до спиральных, должно быть не менее 4t. 
Заварку разрешено проводить только на полностью заполненном 
нефтепроводе. Выполнение заварки на частично заполненном нефтепроводе 
запрещено. 
При выборочном ремонте заваркой максимальное допустимое давление в 
нефтепроводе не должно превышать 2,5 МПа. 
После завершения заварки дефекта наплавленный металл должен быть 
обработан шлифовальным кругом до получения ровной поверхности. 
Наплавленный металл должен иметь усиление не более 1 мм с плавным 
переходом к основному металлу. 
Наплавленный металл подвергается визуальному и магнитопорошковому 
контролю для выявления внешних дефектов. Для выявления внутренних 
дефектов должен применятся ультразвуковой контроль. Результаты контроля 
должны быть оформлены в виде заключения [21]. 
При методе «вырезка дефекта», участок трубы с дефектом (катушка) 
должен быть вырезан из нефтепровода и заменен бездефектной катушкой. 
Вырезка дефекта должна применяться в случае обнаружения недопустимого 
сужения проходного диаметра нефтепровода, невозможности обеспечения 
требуемой степени восстановления нефтепровода при установке муфт 
(протяженная трещина, глубокая вмятина с трещиной или коррозией), 
экономической нецелесообразности установки муфт из-за чрезмерной длины 
дефектного участка. 
Порядок организации и выполнения работ по вырезке и врезке катушек, и 
требования к врезаемым катушкам определяются РД 153-39.4-130-2002 [21]. 
Технология ремонта методом замены участка должна соответствовать 
действующим нормативным документам, отвечающим требованиям вновь 
строящегося нефтепровода [21]. 
При методе «установка ремонтной конструкции», ремонтные 
конструкции должны быть изготовлены в заводских условиях по техническим 
условиям и конструкторской документации и иметь паспорт. 
Ремонтные муфты монтируются на действующем нефтепроводе, как при 
остановке, так и без остановки перекачки. Давление, в этом случае, 
ограничивается условиями безопасности производства работ и определяется из 
условий технологии установки муфты. 
Применение муфт и других ремонтных конструкций, изготовленных в 
полевых условиях (в трассовых условиях) запрещается. 
Муфты должны быть изготовлены из листового материала или из новых 
(не эксплуатировавшихся) прямошовных или бесшовных труб, 
предназначенных для сооружения МН. 
Дефекты в виде трещин, закатов, вмятин, задиров и рисок на поверхности 
муфт не допускаются. 
Установка муфт должна производиться в соответствии с требованиями 
РД 153-39.4-086-01 [22]. 
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Перед установкой ремонтных муфт необходимо тщательно удалить 
изоляционное покрытие с дефектного участка нефтепровода для последующей 
обработки поверхности, согласно технологии установки применяемой муфты. В 
целях правильности выбора ремонтной конструкции необходимо определить 
тип и фактические параметры дефекта. 
Приварная муфта должна перекрывать место дефекта не менее чем на  
100 мм от края дефекта. Длина муфт выбирается в зависимости от длины 
ремонтируемого дефекта и в соответствии с требованиями технологии на 
установку муфт данного типа. Длина обжимной приварной муфты с 
технологическими кольцами не должна превышать 3000 мм. Длина 
цилиндрической части удлиненной гантельной муфты для ремонта гофр не 
должна превышать 1,5 НD . Длина полости гантельной муфты с короткой 
полостью, в которой должен находиться поперечный сварной шов 
ремонтируемого участка, не должна превышать 100 мм. 
В местах приварки муфты и ее элементов к трубе нефтепровода должна 
быть проведена проверка на отсутствие дефектов стенки трубы. При наличии 
дефектов в стенке трубы приварка муфты в данном месте запрещена. 
Композитная муфта устанавливается по композитно-муфтовой 
технологии. Композитные материалы должны быть испытаны и допущены к 
применению установленным порядком. 
Подъем и опускание нефтепровода при ведении работ по установке муфт 
запрещены. 
Максимальное допустимое давление в нефтепроводе при установке 
приварных ремонтных муфт должно быть не более 2,5 МПа. 
Все сварные швы муфты при изготовлении должны пройти 100 % 
визуальный и радиографический контроль [21]. 
Патрубки с эллиптическим днищем и усиливающей накладкой должны 
быть изготовлены в соответствии с утвержденными техническими условиями, 
технологическим процессом, должны иметь маркировку, паспорт и 
сертификаты на применяемые материалы. 
Установка патрубков должна производиться в соответствии с 
требованиями РД 153-39.4-086-01 [22]. Расстояние между швами усиливающей 
накладки патрубков и сварными швами трубы, в том числе спиральными, 
должно быть не менее 100 мм. 
Высота патрубка должна быть не менее половины диаметра патрубка, но 
не менее 100 мм. Патрубок должен иметь такой диаметр, чтобы расстояние от 
внутренней поверхности патрубка до края дефекта было не менее 4 толщин 
стенки ремонтируемой трубы. Усиливающая накладка должна иметь ширину не 
менее 0,4 диаметра патрубка и иметь технологические отверстия, а толщина 
накладки должна приниматься равной толщине стенки трубы. 
Эллиптические днища применяются заводского изготовления и должны 
иметь следующие размеры: 
- высота не менее 0,4 диаметра патрубка; 
- высота цилиндрической части равна 0,1 диаметра патрубка; 
- радиус сферической части не менее диаметра патрубка; 
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- радиус перехода сферической части к цилиндрической не более 
диаметра патрубка. 
В стенке патрубка должно быть выполнено отверстие диаметром 8 мм 
для выхода газов при сварке, после окончания работы в отверстие забивается 
«чопик» и обваривается. 
Контроль всех сварных соединений проводится в соответствии с 
требованиями РД 153-39.4-086-01 [22]. 
Работы при приварке патрубков проводятся при величине давления в 
нефтепроводе не более 2,5 МПа [21]. 
К выполнению сварочных работ при установке муфт и заварке дефектов 
на действующем нефтепроводе допускаются электросварщики, аттестованные 
на сварку ремонтных конструкций и заварку коррозионных повреждений труб в 
соответствии с действующими правилами аттестации сварщиков и 
специалистов сварочного производства. 
Для обеспечения безопасности при проведении ремонтных работ 
необходимо обеспечить выполнение требований регламентов, норм и правил в 
области охраны труда и техники безопасности при эксплуатации 
магистральных нефтепроводов, пожарной безопасности при проведении 
сварочных и других огневых работ и других действующих нормативных 
документов. 
При выполнении ремонтных работ необходимо соблюдать требования 
защиты окружающей природной среды, сохранения ее устойчивого 
экологического равновесия и не нарушать условия землепользования, 
установленные законодательством об охране природы. Работы должны вестись 
строго в соответствии с требованиями регламентов по обеспечению 
экологической безопасности в процессе эксплуатации и производства работ 
[21]. 
 
5 Расчетный раздел 
 
5.1 Расчет толщины стенки нефтепровода 
 
Для начала необходимо определить расчетную плотность перекачиваемой 
нефти при расчетной температуре. Расчетной берем наиболее низкую 
температуру стенки трубы при эксплуатации (+3,8 °С  = 276,95 K) из пункта 
1.4. 
Расчетная плотность при расчетной температуре определяется по 
линейной зависимости 1 [23]: 
 
293 (293 )Tρ ρ ξ T    , (1) 
 
где Tρ  – расчетная плотность при расчетной температуре, кг/м
3
; 
293ρ  – плотность нефти при 20 °С , кг/м
3
; 
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ξ  – температурная поправка, 3кг / (м K) ; 
𝑇 – расчетная температура нефти, K. 
Плотность нефти при 20 °С  представлена в таблице 1: 293 846,2   кг/м
3
. 
Температурная поправка ξ  определяется по формуле 2 [23]: 
 
2931,825 0,001315    . (2) 
 
Вычислим расчетную плотность нефти при расчетной температуре 
Tρ  по 
формуле 1: 
 
1,825 0,001315 846,2 0,712      3кг / (м K) , 
 
846,2 0,712 (293 276,95) 857,632Tρ       кг/м
3
. 
 
Для расчетов берем трубу, аналогичную уже используемым. 
Расчетную толщину стенки нефтепровода определяют по формуле 3 [1]: 
 
1
1 12 ( )
Нn p Dδ
n p R
 

  
, (3) 
 
где δ  – расчетная толщина стенки, мм; 
p  – рабочее давление, МПа; 
НD  – наружный диаметр трубы, мм; 
1n  – коэффициент надежности по нагрузке; 
1R  – расчетное сопротивление металла трубы и сварных соединений, МПа. 
Рабочее давление в нефтепроводе нам известно из пункта 1.4:  
5,2p   МПа. 
Наружный диаметр трубы нам известен из пункта 1.4: 1020НD   мм. 
Коэффициент надежности по нагрузке 
1n  выбирается из следующих 
условий: 
1 1,15n   для нефтепроводов, работающих по схеме перекачки «из 
насоса в насос»; 
1 1,10n   – во всех остальных случаях. Принимаю 1 1,15n  . 
Расчетное сопротивление металла труб находится по формуле 4 [1]: 
 
0
1 1
1
Н
Н
m
R R
k k
 

, (4) 
 
где 1
НR  – нормативное сопротивление растяжение (сжатию) металла труб и 
сварных соединений, определяемое из условий работы на разрыв, численно 
равное минимальному значению временного сопротивления ВРσ  МПа; 
0m  – коэффициент условий работы нефтепровода; 
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1k  – коэффициент надежности по материалу; 
Нk  – коэффициент надежности по ответственности нефтепровода. 
Предел прочности труб нам известен из пункта 1.4: 510ВРσ   МПа. 
Коэффициент условий работы нефтепровода 
0m  определяется из таблицы 
1 СП 36.13330.2012 [1] в зависимости от категории нефтепровода или его 
участка. Для категории участка подводного перехода через р. Тертеж (I) 
коэффициент условий работы равен 0,825. 
Принимаем коэффициент условий работы трубопровода 
0 0,825m  . 
Коэффициент надежности по материалу 
1k  принимается из таблицы 10 
СП 36.13330.2012 [1]. Принимаю 
1 1,55k  , так как технология производства 
данных труб не указана. 
Коэффициент надежности по ответственности нефтепровода Нk  
принимается из следующих условий: для 1000НD   мм 1,100Нk  ; для 
1000 1200НD   мм 1,155Нk  . 
Принимаю для 1020НD   мм 1,155Нk  . 
Вычислим толщину стенки нефтепровода по формуле 3: 
 
1
0,825
510 235,023
1,55 1,155
R   

 МПа, 
 
1,15 5,2 1020
12,655
2 (1,15 5,2 235,023)
δ
 
 
  
 мм. 
 
Полученное значение δ  округляем в большую сторону до стандартного 
значения и принимаем толщину стенки равной 13δ   мм. 
Внутренний диаметр нефтепровода определяется по формуле 5: 
 
2ВН НD D δ  , (5) 
 
где ВНD  – внутренний диаметр трубы, мм. 
Вычислим внутренний диаметр нефтепровода по формуле 5: 
 
1020 2 13 994ВНD      мм. 
 
5.2 Проверка толщины стенки трубы нефтепровода 
 
Абсолютные значения максимального положительного и максимального 
отрицательного температурных перепадов определяются по формулам 6 и 7 
[23]: 
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1
( )Δ
μ R
T
α E




, (6) 
 
1
( )
(1 )
Δ
R μ
T
α E

 


, (7) 
 
где ( )ΔT   и ( )ΔT   – абсолютные значения максимального положительного и 
максимального отрицательного температурных перепадов, град; 
μ  – коэффициент Пуассона, равный 0,3μ   [1]; 
α  – коэффициент линейного расширения металла трубы, равный  
612 10α   , 1град  [1]; 
E  – модуль упругости металла (сталь), равный 52,06 10E   , МПа [1]. 
Вычислим абсолютные значения максимального положительного и 
максимального отрицательного температурных перепадов по формулам 6 и 7: 
 
( ) 6 5
0,3 235,023
Δ 28,522
12 10 2,06 10
T  

 
  
 град, 
 
( ) 6 5
235,023 (1 0,3)
Δ 66,552
12 10 2,06 10
T  
 
 
  
 град. 
 
К дальнейшему расчету принимаем большую из величин  
Δ 66,552T   град. 
Величина продольных осевых сжимающих напряжений находится по 
формуле 8 [1]: 
 
1
. Δ 0,3
ВН
ПР N
n p D
σ α E T
δ
 
      , (8) 
 
где .ПР Nσ  – продольное осевое напряжение от расчетных нагрузок и 
воздействий, МПа. 
Вычислим величину продольных осевых сжимающих напряжений по 
формуле 8: 
 
6 5
.
1,15 5,2 0,994
12 10 2,06 10 66,552 0,3 27,344
0,013
ПР Nσ
             МПа. 
 
Отрицательный знак указывает на наличие осевых сжимающих 
напряжений. Поэтому необходимо определить коэффициент 1ψ , учитывающий 
двухосное напряженное состояние металла по формуле 9 [1]: 
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2
. .
1
1 1
1 0,75 0,5ПР N ПР N
σ σ
ψ
R R
 
     
 
, (9) 
 
где 
1ψ  – коэффициент, учитывающий двухосное напряженное состояние 
металла. 
Вычислим коэффициент 
1ψ  по формуле 9: 
 
2
1
27,344 27,344
1 0,75 0,5 0,937
235,023 235,023
ψ
   
      
 
. 
 
Теперь необходимо уточнить толщину стенки нефтепровода по формуле 
10 [1]: 
 
1
1 1 12 ( )
Нn p Dδ
n p ψ R
 

   
, (10) 
 
1,15 5,2 1020
13,487
2 (1,15 5,2 0,937 235,023)
δ
 
 
   
 мм. 
 
Как видно из проверки, уточненная толщина оказалась больше чем 
принятая ранее, поэтому необходимо заново назначить толщину стенки выше 
по стандартному ряду и заново выполнить расчеты на проверку. 
Принимаю 14δ   мм. 
Вычислим внутренний диаметр нефтепровода по формуле 5: 
 
1020 2 14 992ВНD      мм. 
 
Используя методику представленную ранее, по формулам 8 – 10 
выполним проверку новой толщины стенки: 
 
6 5
.
1,15 5,2 0,992
12 10 2,06 10 66,552 0,3 37,398
0,014
ПР Nσ
             МПа, 
 
2
1
37,398 37,398
1 0,75 0,5 0,911
235,023 235,023
ψ
   
      
 
, 
 
1,15 5,2 1020
13,859
2 (1,15 5,2 0,911 235,023)
δ
 
 
   
 мм. 
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Таким образом, ранее принятая толщина стенки равная 14δ   мм может 
быть принята как окончательный результат. 
 
5.3 Проверка нефтепровода на прочность, деформацию и общую 
устойчивость 
 
Подземные нефтепроводы проверяют на прочность, деформацию и 
общую устойчивость и продольном направлении. 
Проверку на прочность подземных нефтепроводов в продольном 
направлении производят по условию 11 [1]: 
 
. 2 1ПР Nσ ψ R  , (11) 
 
где 
2ψ  – коэффициент, учитывающий двухосное напряженное состояние 
металла труб. 
Коэффициент 
2ψ  при растягивающих осевых продольных напряжениях 
.( 0)ПР Nσ   принимается равным единице, а при сжимающих .( 0)ПР Nσ   
определяется по формуле 12 [1]: 
 
2
2
1 1
1 0,75 0,5
КЦ КЦσ σ
ψ
R R
 
     
 
, (12) 
 
где КЦσ  – кольцевые напряжения от расчетного внутреннего давления, МПа. 
Кольцевые напряжения от расчетного внутреннего давления 
определяются по формуле 13 [1]: 
 
1
Н
КЦ КЦσ n σ  , (13) 
 
где 
Н
КЦσ  – кольцевые напряжения от рабочего давления, МПа. 
Кольцевые напряжения от рабочего давления определяются по формуле 
14 [1]: 
 
2
Н ВН
КЦ
p D
σ
δ

 . (14) 
 
Вычислим коэффициент 2ψ  по формуле 12 и выполним проверку на 
прочность по условию 11: 
 
5,2 0,992
184,229
2 0,014
Н
КЦσ

 

 МПа, 
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1,15 184,229 211,863КЦσ     МПа, 
 
2
2
211,863 211,863
1 0,75 0,5 0,174
235,023 235,023
ψ
 
      
 
, 
 
37,398 0,174 235,023   , 
 
37,398 МПа    40,941 МПа . 
 
Условие выполняется. 
Проверку на отсутствие недопустимых пластических деформаций 
подземных нефтепроводов производят по условиям 15 и 16 [1]: 
 
0
3 2
0,9
Н Н
ПР
Н
m
σ ψ R
k
 

, (15) 
 
0
2
0,9
Н Н
КЦ
Н
m
σ R
k


, (16) 
 
где НПРσ  – максимальные суммарные продольные напряжения в нефтепроводе 
от нормативных нагрузок и воздействий, МПа; 
3ψ  – коэффициент, учитывающий двухосное напряженное состояние 
металла труб; 
2
НR  – нормативное сопротивление, которое численно равно пределу 
текучести Тσ , МПа. 
Предел текучести труб нам известен из пункта 1.4: 363Тσ   МПа. 
Максимальные суммарные продольные напряжения в нефтепроводе 
определяются по формуле 17 [1]: 
 
Δ
2
Н Н Н
ПР КЦ
MIN
E D
σ μ σ α E T
R

     

, (17) 
 
где MINR  – минимально допустимый радиус упругого изгиба нефтепровода, м. 
Минимально допустимый радиус упругого изгиба нефтепровода 
определяется из условий прочности поперечных сварных швов и упругой 
работы металла труб по формуле 18 [1]: 
 
0
3 2
0,5
Δ
0,9
Н
MIN
Н Н
КЦ
Н
E D
R
m
ψ R μ σ α E T
k
 

     

. (18) 
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Коэффициент 
3ψ  при растягивающих продольных напряжениях ( 0)
Н
ПРσ   
принимается равным единице, а при сжимающих ( 0)НПРσ   определяется по 
формуле 19 [1]: 
 
2
3
0 0
2 2
1 0,75 0,5
0,9 0,9
Н Н
КЦ КЦ
Н Н
Н Н
σ σ
ψ
m m
R R
k k
 
 
     
 
   
. (19) 
 
Вычислим необходимые значения по формулам 17 – 19 и выполним 
проверку на отсутствие недопустимых пластических деформаций по условиям 
15 и 16: 
 
2
3
184,229 184,229
1 0,75 0,5 0,513
0,825 0,825
363 363
0,9 1,155 0,9 1,155
ψ
 
 
      
     
, 
 
5
6 5
0,5 2,06 10 1,02
0,825
0,513 363 0,3 184,229 12 10 2,06 10 66,552
0,9 1,155
MINR

  

        

, 
 
2727MINR   м. 
 
Принимаю 2727MINR   м. 
 
5
6 5 2,06 10 1,020,3 184,229 12 10 2,06 10 66,552 147,768
2 2727
Н
ПРσ
           

МПа. 
 
Проверка по условиям 15 и 16: 
 
0,825
147,768 0,513 363
0,9 1,155
   

, 
 
147,768  МПа   147,768  МПа. 
 
0,825
184,229 363
0,9 1,155
 

, 
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184,229  МПа   288,095  МПа. 
 
Так как неравенства выполняются, делаем вывод о том, что 
недопустимые пластические деформации нефтепровода отсутствуют. 
Проверку общей устойчивости нефтепровода в продольном направлении 
в плоскости наименьшей жесткости системы производят по неравенству 20 [1]: 
 
0
1,1
КР
m
S N  , (20) 
 
где S  – фактическое эквивалентное продольное усилие в сечении трубы, МН; 
КРN  – продольное критическое усилие для прямолинейных участков, МН. 
Площадь поперечного сечения металла трубы и осевой момент инерции 
определяются по формулам 21 и 22: 
 
2 2( )
4
Н ВН
π
F D D  , (21) 
 
4 4( )
64
Н ВН
π
I D D  , (22) 
 
где F  – площадь поперечного сечения металла трубы, м2; 
I  – осевой момент инерции, м4. 
Вычислим площадь поперечного сечения металла трубы и осевой момент 
инерции по формулам 21 и 22: 
 
2 23,14 (1,02 0,992 ) 0,044
4
F     м2, 
 
4 4 33,14 (1,02 0,992 ) 5,598 10
64
I      м4. 
 
Нагрузка от собственного веса металла трубы определяется по формуле 
23 [1]: 
 
М СВ Мq n γ F   , (23) 
 
где Мq  – нагрузка от собственного веса металла трубы, Н/м; 
СВn  – коэффициент надежности по нагрузкам от действия собственного 
веса; 
Мγ  – удельный вес металла, из которого изготовлена труба, Н/м
3
. 
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Коэффициент надежности по нагрузкам от действия собственного веса 
при расчете на продольную устойчивость принимается из таблицы 14  
СП 36.13330.2012 [1]. Принимаю 0,95СВn  . 
Удельный вес стали, из которой изготовлена труба 78500Мγ   Н/м
3
. 
Вычислим нагрузку от собственного веса металла трубы по формуле 23: 
 
0,95 78500 0,044 3300Мq      Н/м. 
 
Нагрузку от собственного веса изоляции принимаем равной 10 % от Мq , 
т.е. 329,966Иq   Н/м. 
Нагрузка от веса нефти, находящейся в нефтепроводе единичной длины 
определяется по формуле 24 [1]: 
 
2
4
ВН
Н Т
πD
q ρ g  , (24) 
 
где Нq  – нагрузка от веса нефти, находящейся в нефтепроводе единичной 
длины, Н/м; 
g  – ускорение свободного падения, 9,81g   м/с2. 
Вычислим нагрузку от веса нефти по формуле 24: 
 
23,14 0,992
857,632 9,81 6503
4
Нq

     Н/м. 
 
Нормами предусмотрена футеровка нефтепроводов деревянными рейками 
с целью защиты изоляционного покрытия от повреждений при укладке 
нефтепроводов через водные преграды. 
Нагрузка от веса футеровки определяется по формуле 25 [23]: 
 
2 2( )
4
Ф ВН
Ф Ф
π D D
q ρ g

   , (25) 
 
где Фq  – нагрузка от веса футеровки, Н/м; 
Фρ  – плотность футеровки, кг/м
3
; 
ФD  – диаметр трубы с противокоррозионной изоляцией и футеровкой, мм. 
Плотность футеровки принимаем равной плотности древесины из березы: 
650Фρ   кг/м
3
. 
Диаметр трубы с противокоррозионной изоляцией и футеровкой 
находится по формуле 26 [23]: 
 
2 ( )Ф Н И ФD D δ δ    , (26) 
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где 
Иδ  – толщина изоляционного слоя, мм; 
Фδ  – толщина футеровки, мм. 
Толщина изоляционного слоя нам известна из пункта 1.4: 3Иδ   мм. 
Для нефтепроводов диаметром до 426 мм применяются рейки длиной 2 м, 
сечением 20 × 50 мм, а для нефтепроводов диаметром более 426 мм –  
30 × 60 мм. Принимаю толщину футеровки 30Фδ   мм. 
Вычислим диаметр трубы с противокоррозионной изоляцией и 
футеровкой по формуле 26: 
 
1020 2 (3 30) 1086ФD       мм. 
 
Вычислим нагрузку от веса футеровки по формуле 25: 
 
2 23,14 (1,086 0,992 )
650 9,81 978,241
4
Фq
 
     Н/м. 
 
Нагрузка от собственного веса изолированного нефтепровода с 
футеровкой и с перекачиваемой нефтью определяется по формуле 27: 
 
ТР М И Н Фq q q q q    , (27) 
 
где ТРq  – нагрузка от собственного веса изолированного нефтепровода с 
футеровкой и с перекачиваемой нефтью, Н/м. 
Определим нагрузку от собственного веса изолированного нефтепровода 
с футеровкой и с перекачиваемой нефтью по формуле 27: 
 
3300 329,966 6503 978,241 11110ТРq       Н/м. 
 
Из пункта 1.3 известно, что нефтепровод уложен в суглинистый грунт, 
причем с 0,3 м до 4,7 преобладают в основном мягкопластичные виды 
суглинков. Для суглинков принимаем коэффициент сцепления грунта  
13ГРC   кПа, угол внутреннего трения грунта 20ГРφ   град, удельный вес 
грунта 19ГРγ   кН/м
3
 [23]. 
Среднее удельное давление на единицу поверхности контакта 
нефтепровода с грунтом определяется по формуле 28 [23]: 
 
2
0 02 tg 45
8 2 2
Н Н ГР
ГР ГР Н ТР
ГР
Н
D D φ
n γ D h h q
P
πD
      
           
       , (28) 
 
где ГРP  – среднее удельное давление на единицу поверхности контакта 
нефтепровода с грунтом, Па; 
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ГРn  – коэффициент надежности по нагрузке от веса грунта; 
ГРγ  – удельный вес грунта, Н/м
3
; 
ГРφ  – угол внутреннего трения грунта, град; 
0h  – высота слоя засыпки от верхней образующей нефтепровода до 
поверхности грунта, м. 
Коэффициент надежности по нагрузке от веса грунта принимается из 
таблицы 14 СП 36.13330.2012 [1]. Принимаю 0,8ГРn  . 
Высота слоя засыпки для труб с условным диаметром более 1000 мм и 
более принимается 
0 1,0h   м [1]. 
Вычислим среднее удельное давление на единицу поверхности контакта 
нефтепровода с грунтом по формуле 28: 
 
3 21,02 1,02 202 0,8 19 10 1,02 1 1 tg 45 11110
8 2 2
3,14 1,02
ГРP
      
                
       

 
17658  Па. 
 
Сопротивление грунта продольным перемещениям отрезка нефтепровода 
единичной длины определяется по формуле 29 [23]: 
 
0 ( tg( ))Н ГР ГР ГРP πD C P φ   , (29) 
 
где 
0P  – сопротивление грунта продольным перемещениям отрезка 
нефтепровода единичной длины, Па; 
ГРC  – коэффициент сцепления грунта, Па. 
Вычислим сопротивление грунта продольным перемещениям по формуле 
29: 
 
3
0 3,14 1,02 (13 10 17658 tg(20)) 168244P         Па. 
 
Сопротивление вертикальным перемещениям отрезка нефтепровода 
единичной длины определяется по формуле 30 [23]: 
 
0
2 8
Н Н
ВЕРТ ГР ГР Н ТР
D πD
q n γ D h q
 
      
 
, (30) 
 
где ВЕРТq  – сопротивление вертикальным перемещениям отрезка нефтепровода 
единичной длины, Н/м. 
Вычислим сопротивление вертикальным перемещениям по формуле 30: 
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3 1,02 3,14 1,020,8 19 10 1,02 1 11110 28311
2 8
ВЕРТq
 
         
 
 Н/м. 
 
Продольное критическое усилие для прямолинейных участков в случае 
пластической связи трубы с грунтом определяется по формуле 31 [23]: 
 
(1) 2 4 2 5 311
04,09КР ВЕРТN P q F E I  , (31) 
 
где (1)КРN  – продольное критическое усилие для прямолинейных участков в 
случае пластической связи трубы с грунтом, Н. 
Вычислим продольное критическое усилие в случае пластической связи с 
грунтом по формуле 31: 
 
(1) 2 4 2 11 5 3 3114,09 168244 28311 0,044 (2,06 10 ) (5,598 10 ) 29,046КРN
           
610  Н 29,046  МН. 
 
Продольное критическое усилие для прямолинейных участков в случае 
упругой связи с грунтом определяется по формуле 32 [23]: 
 
(2)
02КР НN k D EI , (32) 
 
где (2)КРN  – продольное критическое усилие для прямолинейных участков в 
случае упругой связи трубы с грунтом, Н; 
0k  – коэффициент нормального сопротивления грунта, или коэффициент 
грунта при сжатии, МН/м3. 
Коэффициент 
0k  для суглинка размягченного составляет 0 3k   МН/м
3
 
[21]. 
Вычислим продольное критическое усилие в случае упругой связи с 
грунтом по формуле 32: 
 
(2) 5 32 3 1,02 2,06 10 5,598 10 118,811КРN
        МН. 
 
Фактическое эквивалентное продольное усилие в сечении трубы 
определяется по формуле 33 [1]: 
 
  0,5 ΔНКЦS F μ σ αE T   . (33) 
 
Вычислим фактическое эквивалентное продольное усилие по формуле 33: 
 
  6 50,044 0,5 0,3 184,229 12 10 2,06 10 66,552 8,909S            МН. 
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Выполним проверку общей устойчивости нефтепровода в продольном 
направлении в плоскости наименьшей жесткости системы по неравенству 20: 
 
0,825
8,909 29,046
1,1
  , 
 
8,909  МН   21,785  МН. 
 
0,825
8,909 118,811
1,1
  , 
 
8,909  МН   89,108  МН. 
 
Так как условия соблюдаются, то общая устойчивость прямолинейных 
участков нефтепровода обеспечена. 
Теперь проверим общую устойчивость криволинейных участков 
нефтепровода, выполненных с упругим изгибом. 
Определим параметры βθ  и βz  по формулам 34 и 35 [23]: 
 
3
1
β
ВЕРТ
MIN
θ
q
R
EI


, (34) 
 
0
3
ВЕРТ
β
ВЕРТ
P F
q I
z
q
EI

 , (35) 
 
где βθ  и βz  – параметры криволинейных участков. 
Вычислим параметры βθ  и βz  по формулам 34 и 35: 
 
3
11 3
1
0,013
28311
2727
2,06 10 5,598 10
βθ

 

  
, 
 
3
3
11 3
168244 0,044
28311 5,598 10
235,805
28311
2,06 10 5,598 10
βz



 
 
  
. 
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По рисунку 8 находим, что при 0,013βθ   и 235,805βz   коэффициент 
Nβ  будет равен 27Nβ  . 
 
 
Рисунок 8 – Номограмма для определения коэффициента 
Nβ  
 
Критические усилия для криволинейных участков нефтепровода 
определяются по формулам 36 и 37 [23]: 
 
(3) 23
КР N ВЕРТN β q EI , (36) 
 
(4) 0,375КР ВЕРТ MINN q R   , (37) 
 
где (3)КРN  и 
(4)
КРN  – критические усилия для криволинейных участков 
нефтепровода, МН; 
Nβ  – коэффициент криволинейных участков. 
Вычислим критические усилия для криволинейных участков 
нефтепровода по формулам 36 и 37: 
 
(3) 2 11 3 6327 28311 2,06 10 5,598 10 26,302 10КРN
         Н 26,302  МН, 
 
(4) 60,375 28311 2727 28,956 10КРN       Н 28,956  МН. 
 
Из двух найденных значений выбираем меньшее, т.е. (3)КРN . 
Выполним проверку общей устойчивости криволинейных участков 
нефтепровода, выполненных с упругим изгибом по неравенству 20: 
 
0,825
8,909 26,302
1,1
  , 
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8,909  МН   19,726  МН. 
 
Условие устойчивости криволинейных участков выполняется. 
 
5.4 Расчет устойчивости трубопровода против всплытия на водном 
переходе р. Тертеж 
 
Устойчивость против всплытия нефтепроводов, прокладываемых на 
периодически обводняемых участках трассы, а также на болотах, 
обеспечивается применением балластировки с помощью пригрузов и анкеров. 
Расчетную выталкивающую силу воды определяют по формуле 38 [1]: 
 
2
4
Ф
В В
πD
q ρ g   , (38) 
 
где Вq  – расчетная выталкивающая сила воды, Н/м; 
Вρ  – плотность воды, с учетом содержания солей и мехпримесей, кг/м
3
. 
Принимаю плотность воды: 1190Вρ   кг/м
3
. 
Вычислим расчетную выталкивающую силу воды по формуле 38: 
 
23,14 1,086
1190 9,81 10813
4
Вq

     Н/м. 
 
Величину угла поворота оси нефтепровода необходимо перевести в 
радианы по формуле 39: 
 
180
РАД
β π
β

 , (39) 
 
где РАДβ  – величина угла поворота оси нефтепровода, рад; 
β  – величина угла поворота оси нефтепровода, град. 
Угол поворота оси нефтепровода на переходе через р. Тертеж составляет 
7° 14' (7,233°). 
Пересчитаем величину угла поворота оси нефтепровода в радианы по 
формуле 39: 
 
7,233 3,14
0,126
180
РАДβ

   рад. 
 
Расчетная интенсивность нагрузки от упругого отпора при вогнутом 
изгибе находится по формуле 40 [1]: 
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2 39
ИЗГ q
РАД MIN
EI
q K
β R
  ,  (40) 
 
где ИЗГq  – расчетная интенсивность нагрузки от упругого отпора при вогнутом 
изгибе, Н/м; 
qK  – постоянный коэффициент, для вогнутых кривых 32qK  . 
Найдем расчетную интенсивность нагрузки от упругого отпора при 
вогнутом изгибе по формуле 40: 
 
11 3
2 3
2,06 10 5,598 10
32 12,683
9 0,126 2727
ИЗГq
  
  
 
 Н/м. 
 
Горизонтальная составляющая гидродинамического воздействия потока 
находится по формуле 41 [24]: 
 
20,5X X В СР ФP C ρ ν D     , (41) 
 
где 
XP  – горизонтальная составляющая гидродинамического воздействия 
потока, Н/м; 
XC  – гидродинамический коэффициент лобового сопротивления, 
зависящий от числа Рейнольдса и характера внешней поверхности 
трубопровода; 
СРν  – средняя скорость течения реки, м/с. 
Из пункта 1.3 известна средняя скорость течения реки: 0,83СРν   м/с. 
Число Рейнольдса находится по формуле 42 [24]: 
 
СР Ф
В
ν D
Re=
υ

, (42) 
 
где Re  – число Рейнольдса; 
Вυ  – кинематическая вязкость воды, м
2/с. 
Кинематическую вязкость речной воды принимаю: 61,31 10Вυ
   м2/с. 
Вычислим число Рейнольдса по формуле 42: 
 
5
6
0,83 1,086
6,881 10
1,31 10
Re=


 

. 
 
Для офутерованного нефтепровода при 105 < Re < 107 коэффициент 
1,0XC   [24]. 
Вычислим горизонтальную составляющую гидродинамического 
воздействия потока по формуле 41: 
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20,5 1,0 1190 0,83 1,086 445,147XP        Н/м. 
 
Вертикальная составляющая гидродинамического воздействия потока 
находится по формуле 43 [24]: 
 
20,5Y Y В СР ФP C ρ ν D     , (43) 
 
где 
YP  – вертикальная составляющая гидродинамического воздействия потока, 
Н/м; 
YC  – коэффициент подъемной силы, 0,55YC   [24]. 
Вычислим вертикальную составляющую гидродинамического 
воздействия потока по формуле 43: 
 
20,5 0,55 1190 0,83 1,086 244,831YP        Н/м. 
 
Нормативный вес балластировки в воде находится по формуле 44 [24]: 
 
.
1
( )НБАЛ В НВ В ИЗГ Г ВЕ ТР
δ
q k q q q q q
n
      , (44) 
 
где .
Н
БАЛ Вq  – нормативный вес балластировки в воде, Н/м; 
δn  – коэффициент надежности по нагрузке, для железобетонных грузов 
0,9δn  ; 
НВk  – коэффициент надежности устойчивости против всплытия, 
принимается согласно СП 36.13330.2012 [1]. Принимаю 1,10НВk  ; 
Гq  – величина пригруза, необходимая для компенсации горизонтальной XP  
составляющей воздействия гидродинамического потока на единицу длины 
нефтепровода, Н/м; 
ВЕq  – величина пригруза, необходимая для компенсации вертикальной 
составляющей 
YP  воздействия гидродинамического потока на единицу длины 
нефтепровода, численно равная величине 
YP , Н/м. 
Величина пригруза, необходимая для компенсации горизонтальной XP  
составляющей находится по формуле 45 [24]: 
 
X
Г
P
q
k
 , (45) 
 
где k  – коэффициент трения трубы о грунт при поперечных перемещениях. 
Принимаю 0,45k   [24]. 
Вычислим нормативный вес балластировки в реке по формуле 44: 
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.
1 445,147
(1,10 10813 12,683 244,831 11110) 2256,835
0,9 0,45
Н
БАЛ Вq         
Н/м. 
 
Расстояние между центрами одиночных грузов, используемых для 
балластировки вычисляется по формуле 46 [23]: 
 
.
1Г ВГ Н
БАЛ В Б
m g ρ
l
q ρ
 
   
 
, (46) 
 
где Гl  – расстояние между центрами одиночных грузов, м; 
Гm  – масса одного груза, кг; 
Бρ  – плотность материала балластировки, для железобетонных грузов: 
2300Бρ   кг/м
3
. 
Массу одного груза принимаю 3346Гm   кг. 
Найдем расстояние между центрами одиночных грузов, используемых 
для балластировки по формуле 46: 
 
3346 9,81 1190
1 7,019
2256,835 2300
Гl
  
    
 
 м. 
 
Общее число грузов, необходимых для участка нефтепровода, 
определяется по формуле 47 [23]: 
 
Т
Г
Г
l
N
l
 , (47) 
 
где ГN  – общее число грузов, шт; 
Тl  – длина рассчитываемого участка, м. 
Длину рассчитываемого участка принимаю ширину р. Тертеж в межень: 
8Тl   м. 
Общее число грузов, необходимых для участка нефтепровода по формуле 
47 составляет: 
 
8
1,14
7,019
ГN    шт. 
 
Для надежной устойчивости нефтепровода против всплытия принимаем 
2ГN   шт. 
Вычислим нормативный вес балластировки на периодически 
заводняемом левом береге и заболоченном правом берегу по формуле 44: 
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.
1
(1,10 10813 12,683 11110) 885,673
0,9
Н
БАЛ Вq       Н/м. 
 
Найдем расстояние между центрами одиночных грузов, используемых 
для балластировки по формуле 46: 
 
3346 9,81 1190
1 17,886
885,673 2300
Гl
  
    
 
 м. 
 
Длину рассчитываемого участка принимаю: 157Тl   м. 
Общее число грузов, необходимых для участка нефтепровода по формуле 
47 составляет: 
 
157
8,778
17,886
ГN    шт. 
 
Для надежной устойчивости нефтепровода против всплытия принимаем 
9ГN   шт. 
Общее число необходимых пригрузов по результатам расчетов 
получилось 11 шт. 
 
6 Ремонт подводного перехода через р. Тертеж нефтепровода 
«Анжеро-Судженск – Красноярск» 
 
При капитальном ремонте с заменой труб путем демонтажа заменяемого 
трубопровода и укладки нового в прежнее проектное положение 
технологические операции выполняются в два этапа. 
На первом этапе работы выполняются в следующей последовательности: 
- уточнение положения заменяемого трубопровода; 
- снятие плодородного слоя почвы, перемещение его во временный отвал; 
- вскрытие трубопровода до нижней образующей; 
- отключение трубопровода; 
- опорожнение, промывка заменяемого трубопровода; 
- подъем, очистка от старого изоляционного покрытия и укладка 
трубопровода на бровку траншеи; 
- резка трубопровода на части; 
- транспортировка труб к месту складирования. 
Одновременно с демонтажем заменяемого трубопровода производится 
сварка новых одиночных труб в секции на трубосварочной базе. 
На втором этапе работы выполняются в следующей последовательности: 
- доработка или разработка траншеи; 
- вывоз секций на трассу и раскладка их на бровке траншеи; 
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- сварка секций труб в нитку; 
- очистка, нанесение изоляционного покрытия; 
- укладка трубопровода в траншею; 
- присыпка трубопровода и засыпка траншеи минеральным грунтом; 
-очистка внутренней полости трубопровода; 
-испытание на прочность и герметичность; 
-подключение ЭХЗ; 
-подключение (врезка) нового участка к действующему нефтепроводу; 
-техническая рекультивация плодородного слоя почвы [20]. 
 
6.1 Подготовительные работы 
 
Для подготовки ремонта МН выделяют три этапа подготовительных 
мероприятий: 
- организационно-подготовительные; 
- мобилизационные; 
- подготовительно-технологическые. 
На этапе организационно-подготовительных мероприятий изучается 
проектно-сметная документация, заключаются договоры, прорабатываются 
вопросы комплектации материально-техническими и трудовыми ресурсами 
[25]. 
В период подготовки к ремонту нефтепровода строительно-монтажной 
организацией выполняется: 
- изучение проектно-сметной документации; 
- разработка графика строительства объекта; 
- разработка организационно-технологической документации; 
- составление технической документации по комплектации 
материальными ресурсами; 
- разработка системы оперативно-диспетчерского управления; 
-разработка оперативных производственно-экономических квартальных и 
месячных планов; 
- разработка проектов производства работ; 
- выдача задания, комплектование ремонтных бригад соответствующими 
машинами, оборудованием, оснасткой; 
- подготовка инженерно-технических кадров и рабочего персонала; 
- разработка мероприятий по бытовому обеспечению ремонтных бригад 
на трассе; 
- подготовка мероприятий по организации ремонтных работ вахтовым 
методом; 
- подготовка мероприятий по обеспечению работ в зимний период; 
- подготовка службы контроля качества производства работ [25]. 
На мобилизационном этапе выполняются внетрассовые 
подготовительные работы: 
- уточнение мест размещения площадки под жилой городок; 
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- перебазировка техники для раннего освоения трассы и для выполнения 
комплекса работ подготовительного периода; 
- подготовка площадок для приема грузов; 
- устройство подъездных путей к городку и площадкам складирования; 
- организация опорных центров по ремонту техники, автотранспорта и 
сварочного оборудования; 
- приемка труб на станции разгрузки; 
- доставка труб на площадки складирования; 
- сварка труб в секции на трубосварочной базе; 
- строительство временного жилого городка; 
- устройство подъездных дорог к трассе, переездов через железные 
дороги, строительство и ремонт мостов [25]. 
На подготовительно-технологическом этапе выполняются трассовые 
подготовительные работы: 
- геодезическая разбивка трассы; 
- устройство вдольтрассового технологического проезда; 
- расчистка полосы отвода от леса и кустарника; 
- подготовка площадок для приема грузов на трассе; 
- строительство лежневых дорог на болотах и обводненных участках для 
производства работ в летнее время; 
- устройство переездов через малые реки и водотоки; 
- срезка плодородного слоя грунта и обеспечение его сохранности [25]. 
Ширина снятия плодородного слоя соответствует ширине раскрытия 
траншеи плюс 0,5 м с каждой стороны, а также размерам открытых площадок 
для складирования труб, площадей устройства амбаров для очистки, 
гидравлических испытаний.  
Мощность снимаемого плодородного слоя почвы составляет 0,3 м на 
землях сельскохозяйственного назначения. 
Растительный грунт, снимаемый с площадей временного отвода, следует 
хранить в отвалах, в пределах полосы отвода, до завершения работ с 
последующим возвратом его на место участка временного отвода. Снятие 
плодородного слоя выполнять бульдозером. 
Необходимая техника: автокран (1 шт.), тягач (1 шт.), прицеп-роспуск 
трубоплетевозный (1 шт.), прицеп-тяжеловес (1 шт.), автомобиль бортовой  
(1 шт.), автомобиль для геодезической службы (1 шт.), экскаватор 
одноковшовый гидравлический на гусеничном ходу (1 шт.), автосамосвал  
(1 шт.), бульдозер (1 шт.). 
 
6.2 Погрузочно-разгрузочные и транспортные работы 
 
При ремонте МН транспортировка труб, конструкций и оборудования 
осуществляется в соответствии с транспортной схемой, входящей в состав 
проектной документации. Транспортная схема представлена на листе 2 
графического материала. 
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В транспортной схеме необходимо до минимума сократить количество 
перевалочных пунктов; своевременно включить в план транспортных 
организаций предполагаемые объекты смешанных перевозок изолированных 
труб, а также согласовать графики поставки труб с учетом допустимых сроков 
их хранения под открытым небом. Эти сроки устанавливаются техническими 
условиями на поставку труб [25]. 
Для доставки строительных материалов на трассу можно использовать 
существующую дорожную сеть с существующими съездами. 
Для замены участка нефтепровода предусматривается использовать 
существующие временные подъезды и вдольтрассовый проезд. 
Для переезда строительной техники через р. Тертеж можно использовать 
устраиваемый проезд. 
Доставку трубной продукции и оборудования для строительства 
планируется осуществлять железнодорожным транспортом. Разгрузка 
производится на железнодорожной станции «Северная» ОАО «Красноярская 
железная дорога». 
На площадке выгрузки производится погрузка труб краном на плетевоз 
для дальнейшей транспортировки на место производства работ. 
Погрузочно-разгрузочные работы выполняются с использованием 
грузоподъемного оборудования, технические параметры которого 
соответствуют массе и габаритам перемещаемых грузов и сохраняют качество 
поступаемых изделий. 
Погрузочно-разгрузочные работы выполняются с применением траверс и 
мягких полотенец. При работе с трубами с заводской изоляцией стрелы 
трубоукладчиков, ложементы, коники трубовозов должны быть обрезинены. 
При погрузочно-разгрузочных работах на железнодорожном транспорте 
следует руководствоваться ПОТ РО-13153-ЦМ-933-03 [26]. Погрузочно-
разгрузочные работы должны производится механизированными способами 
согласно требованиям «Правил безопасности опасных производственных 
объектов, на которых используются подъемные сооружения» [27] и иметь 
разрешение на произведение работ от соответствующих железнодорожных 
служб. 
Далее строительные грузы по автодорогам общего пользования 
доставляются на место производства работ автотранспортом. 
Дальность возки труб от станции разгрузки до места производства работ 
составляет 80 км. 
Вдоль участка нефтепровода перемещение строительной техники и 
автотранспорта осуществляется по вдольтрассовому проезду. 
Демонтируемый трубопровод вывозится на площадку УПТОК КРНУ, 
расстояние до площадки составляет 80 км. 
Вывоз отходов строительного и промышленного производства, твердых и 
жидких бытовых отходов производится на МУП Советского района  
г. Красноярск, расстояние до места производства работ 80 км. 
Вывоз образующихся отходов в специализированные предприятия по 
утилизации (переработке, обезвреживанию, захоронению) отходов 
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производится по договорам, заключенным подрядной организацией до начала 
работ. 
Необходимая техника и оборудование (кроме уже перечисленных): 
трубоукладчик (3 шт.), полотенце мягкое (4 шт.), подвеска троллейная (4 шт.). 
 
6.3 Земляные работы 
 
При ремонте подземных трубопроводов земляные работы включают 
отрывку траншеи, подготовку дна траншеи, обратную засыпку нефтепровода и 
рекультивацию земель. Параметры земляных сооружений устанавливают в 
зависимости от диаметра прокладываемого трубопровода, способа его 
закрепления, рельефа местности и грунтовых условий. 
Земляные работы при ремонте МН следует производить с учетом 
требований СП 45.13330.2012 [28], СП 86.13330.2014 [29], ВСН 31-81 [30],  
РД 39-00147105-015-98 [20], РД 102-011-89 [31]. 
До начала земляных работ во избежание повреждения старого 
нефтепровода ковшом экскаватора необходимо определить магнитным 
искателем его положение. 
Обозначаются границы разработки траншеи для выполнения укладки 
участка проектируемого нефтепровода. Устанавливаются предупредительные 
знаки в зоне производства работ. 
Работы вести строго соблюдая правила производства работ в охранной 
зоне МН. 
При раскопке старой трассы нефтепровода разработка грунта 
механизированным способом разрешается на расстоянии не ближе 2 м от 
боковой стенки трубопровода и не менее 1 м над верхом трубопровода. 
Оставшийся грунт разрабатывается вручную без применения ударных 
инструментов, исключающих возможность его повреждения. 
Разработку русловой части траншеи выполнять экскаватором. До начала 
разработки подводной траншеи выполнить расчистку русла от посторонних 
предметов (упавшие деревья и ветки). 
Схема разработки траншеи представлена на листе 3 графического 
материала. 
Заглубление нефтепровода до верха балластирующих конструкций 
принимается равной не менее 1 м согласно СП 36.13330.2012 [1]. Высоту 
траншеи принимаю 3,3 м. Ширина траншеи по дну принимается равной 2,3 м 
согласно СП 86.13330.2014 [29]. При балластировке нефтепровода 
утяжелителями ширина траншеи принята из условия обеспечения расстояния 
между грузом и стенкой траншеи не менее 0,2 м. 
Крутизна откосов траншеи принимается равной 1:1,25 согласно  
СП 86.13330.2014 [29] и РД 39-00147105-015-98 [20]. 
На проектируемом участке нефтепровода предусмотрена балластировка 
трубопровода железобетонными утяжелителями. Участок, количество и шаг 
установки утяжелителей представлены в пункте 5.4 расчетного раздела. 
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В соответствии с СП 86.13330.2014 [29] при сооружении трубопроводов 
диаметром 1020 мм и более должна проводиться нивелировка дна траншеи по 
всей длине трассы: на прямых участках через 50 м; на вертикальных кривых 
упругого изгиба через 10 м; на вертикальных кривых принудительного гнутья 
через 2 м. 
Укладка трубопровода в траншею, не соответствующую проекту, 
запрещается. 
При засыпке траншеи соблюдать следующие правила: 
- при наличии горизонтальных кривых вначале засыпать криволинейный 
участок (начиная от середины его в обе стороны), а затем остальную часть 
участка; 
- на участках с вертикальными кривыми засыпку производить с двух 
сторон понижения сверху вниз. 
Засыпка нефтепровода выполняется экскаватором, бульдозером. При 
засыпке траншеи, во избежание размыва берегов предусмотрено устройство 
глиняных перемычек с обязательным уплотнением грунта в траншее. 
Важнейшими требованиями выполнения земляных работ являются: 
- соблюдение допустимой крутизны откосов котлованов и траншей; 
- соблюдение технологических разрывов по времени между разработкой 
траншеи, укладкой трубопровода и обратной засыпкой траншеи. 
При обратной засыпке необходимо восстановить естественный рельеф 
местности. 
Восстановление плодородного слоя выполнять бульдозером. После 
завершения рекультивации земельные участки, которые были предоставлены в 
краткосрочную аренду, возвращаются прежним землевладельцам 
(землепользователям) в состоянии, пригодном для дальнейшего их 
использования по назначению. 
 
6.4 Сварочно-монтажные работы 
 
Перед началом сварочных работ на объекте сварщики должны пройти 
допускные испытания в соответствии с требованиями ПБ 03-273-99 [32],  
РД 03-495-02 [33] и РД-25.160.00-КТН-011-10 [34]. 
Сварщики, выполняющие приварку выводов ЭХЗ к магистральным 
трубопроводам термитной сваркой с применением термита на медной основе, 
должны иметь действующее аттестационное удостоверение с областью 
распространения, содержащей термитную сварку. 
Технологии приварки выводов ЭХЗ, сварки вантузных патрубков без (или 
с) усиливающей накладкой, кольцевых стыковых швов приварки деталей к 
патрубкам, технологии приварки патрубков контрольно-измерительных 
пунктов и бобышек при ремонте трубопроводов подлежат аттестации в 
соответствии с требованиями РД-25.160.00-КТН-011-10 [34], РД 03-615-03 [35] 
и РД-23.040.00-КТН-386-09 [36]. 
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Сварщики должны быть аттестованы в соответствии с требованиями  
РД 03-495-02 [33], ПБ 03-273-99 [32] и должны иметь на руках следующие 
действующие документы: 
- аттестационное удостоверение сварщика или специалиста сварочного 
производства соответственно; 
- удостоверение проверки знаний в области промышленной безопасности, 
охраны труда, пожарной безопасности; 
- удостоверение по проверке знаний правил техники безопасности 
эксплуатации электроустановок. 
Перед выполнением сварочно-монтажных работ следует выполнить 
следующие подготовительные мероприятия: 
- назначение лиц, ответственных за подготовку нефтепровода к 
проведению сварочных работ; 
- оформление наряда-допуска на ведение огневых работ; 
- определение перечня противопожарных мероприятий; 
- подготовка сварочных материалов, оборудования и инструментов; 
- проверка состояния воздушной среды на месте проведения сварочных 
работ; 
- подготовка поверхности свариваемых деталей; 
- спланировать площадку для сварочно-монтажных работ; 
- подготовить для трубоукладчика подъездные пути к месту сборки и 
сварки и местам складирования труб; 
- установить вагончики для отдыха людей, хранения инвентаря и 
сварочных материалов, печи для прокалки электродов; 
- произвести отключение от ЭХЗ и размагничивание концов стыкуемого 
трубопровода для нейтрализации эффекта «магнитного дутья»; 
- развезти и разложить трубы в вдоль оси трубопровода на расстоянии  
10 м от бровки траншеи под углом 15 – 20 град к оси проектируемого 
трубопровода на деревянные подкладки (не менее 2 на трубу), обитые 
эластичным материалом шириной не менее 100 мм и толщиной не менее  
100 мм; 
- подвести коммуникации (силовые и сварочные кабели) от передвижных 
дизельных электростанций; 
- разместить в зоне производства работ трубоукладчики, сварочные 
агрегаты, бульдозер, центратор, инвентарные лежки и другое необходимое 
оборудование и инструменты. 
Сварочно-монтажные работы следует выполнить в следующей 
последовательности: 
- уложить концы труб на инвентарные лежки; 
- очистить полости труб от грязи и других посторонних предметов; 
- провести визуальный и измерительный контроль труб; 
- усиление заводских продольных швов снаружи трубы следует удалить 
до величины 0 – 0,5 мм на участке шириной 10 – 15 мм от торца трубы; 
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- зачистить до металлического блеска кромки и прилегающие к ним 
наружные и внутренние поверхности секции (плети) на ширину не менее 10 – 
15 мм согласно технологическим картам; 
- выполнить центровку торцов труб внутренними центраторами; 
- произвести подогрев концов труб, если того требует технология сварки; 
- выполнить сварку стыков ручной электродуговой или 
полуавтоматической сваркой согласно технологическим картам; 
- выполнить сварку корневого шва, зачистку шва (освобождать жимки 
внутреннего центратора следует после сварки не менее 100 % периметра 
корневого слоя шва); 
- выполнить сварку заполняющих и облицовочного слоев шва, нанести 
клеймо сварщика или бригады сварщиков, выполнивших сварку стыка на 
наружную поверхность трубы несмываемым маркером на расстоянии 100 –  
120 мм от сварного шва; 
- произвести контроль качества сварных соединений. 
Сварка каждого слоя шва производится двумя сварщиками 
одновременно. 
Схема сварки труб в полевых условиях представлена на листе 4 
графического материала. 
В процессе работы производится периодический контроль параметров 
режима и постоянный контроль технического состояния сборочно-сварочного 
оборудования. При выполнении работ должна быть обеспечена сохранность 
заводской изоляции труб. Для предохранения заводского изоляционного 
покрытия от попадания на него брызг расплавленного металла предназначены 
коврики из кошмы. Ширина каждого коврика должна быть не менее 0,6 м, а 
длиной по всему диаметру трубы. Коврики из кошмы разместить по обе 
стороны свариваемого стыка на расстоянии 10 – 12 см. Коврики удерживать на 
трубе эластичными хомутами или ремнями. 
Для шлифовки замков шва рекомендуется применять малогабаритные 
шлифмашинки. Запрещается приваривать обратный кабель к телу трубы. 
Все поступившие на объект трубы, детали трубопроводов, сварочные 
материалы должны соответствовать сертификатам качества и паспортам. 
Электроды должны обеспечивать равнопрочность сварного соединения к 
основному металлу. 
Технология сборки и сварки (величина зазора, температура просушки, 
предварительного подогрева, режим сварки, количество слоев шва, тип и марка 
сварочных электродов) регламентируется «Технологической картой на сварку». 
Во время дождя, грозы и при скорости ветра более 10 м/с необходимо 
применять инвентарные укрытия. 
Все сварные соединения трубопроводов после очистки их от шлака, 
брызг металла подвергаются визуальному контролю и обмеру. Сварочные 
работы производить при температуре наружного воздуха не ниже -40 ºС. 
Все монтажные сварные соединения на линейной части подвергаются 
неразрушающему контролю. К работам по неразрушающему контролю 
допускаются лица, прошедшие курс обучения и успешно выдержавшие 
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квалификационные испытания. Они должны быть аттестованы на I, II или III 
уровень квалификации по ПБ 03-440-02 [37] и иметь действующие 
удостоверения. 
Необходимая техника и оборудование (кроме уже перечисленных): 
трубоукладчик (1 шт.), передвижная ремонтная мастерская УПРС (2 шт.), 
центратор внутренний гидравлический (2 шт.), импульсный рентгеновский 
аппарат (2 шт.). 
 
6.5 Демонтаж старого нефтепровода 
 
Работы по выведению из эксплуатации заменяемого участка 
нефтепровода выполнять в соответствии с РД 153-39.4-130-2002 [21] и  
ОСТ 153-39.4-027-2002 [38]. 
Согласно ОСТ 153-39.4-027-2002 [38] выбор способа демонтажа зависит 
от диаметра нефтепровода, состава грунта, условий пролегания и технического 
состояния труб. 
Исходя из характеристик труб были приняты соответствующие решения 
по способу демонтажа трубопровода: 
- очистка выведенного из эксплуатации участка нефтепровода водой 
(водяная пробка длиной не менее 100Dн) с одновременным вытеснением 
остатков нефти двумя поршнями-разделителями с пробкой под давлением; 
- вскрытие нефтепровода производить до верхней образующей, или до 
верхней образующей и с одной из сторон до нижней образующей 
нефтепровода, предварительно демонтировав надземные сооружения на 
нефтепроводе (вантузы, ограждения и т.д.). 
Технологическая последовательность выполнения работ: 
- монтаж трубопровода подачи воды из реки; 
- установка насосного агрегата в районе реки для подачи воды; 
- остановка нефтепровода; 
- врезка вантузов; 
- откачка нефти за ближайшую линейную задвижку на участке 
нефтепровода, не подлежащем демонтажу; 
- вскрытие нефтепровода; 
- демонтаж нефтепровода; 
- очистка выведенного из эксплуатации участка нефтепровода водой 
(водяной пробкой) с одновременным вытеснением остатков нефти двумя 
поршнями-разделителями с пробкой под давлением. 
Демонтажные работы следует начинать после полного опорожнения 
существующего нефтепровода от продукта перекачки. 
При выполнении работ по вытеснению нефти из нефтепровода вдоль 
линейной части устанавливается охранная зона радиусом 25 м. 
Вытеснение остатков нефти из демонтируемого участка нефтепровода 
проводится с водяной пробкой перед поршнем-разделителем под давлением в 
соответствии с требованиями РД-75.180.00-КТН-104-10 [39]. Забор воды 
выполняется в объеме 63 м3 из системы водоснабжения ЛПДС «Рыбинская». 
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В период проведения работ по вытеснению воды устанавливается 
охранная зона, из пределов которой с началом работ выводятся все люди, 
техника и т.п. Люди, механизмы и оборудование должны находиться за 
пределами охранной зоны. Конец отводящего патрубка трубопровода, 
подготовленного к вытеснению воды, во избежание его смещения и вибрации 
должен быть надежно закреплен. Запрещается направлять отводящий патрубок 
в сторону населенных пунктов, предприятий, лесов, железных и 
автомобильных дорог, линий электропередачи, стогов сена и т. п. 
Освобождение участка нефтепровода откачкой должна производиться 
при условии, что давление в точке закачки не более 4,0 МПа – для 
нефтепроводов с рабочим давлением до 6,3 МПа включительно. Основной 
насосный агрегат должен располагаться на расстоянии не менее 50 м от 
вантузов откачки и закачки нефти и на расстоянии не менее 40 м от подпорного 
агрегата. Расстояние между основными насосными агрегатами должно быть не 
менее 8 м. 
При производстве работ должен быть организован контроль воздушной 
среды в непосредственной близости от работающих насосных агрегатов. 
Удаление воды выполнять в земляной амбар для водонефтяной эмульсии 
с противофильтрационным маслобензостойким вкладышем по заранее 
смонтированным временным трубопроводам. 
Вывоз нефтяной эмульсии предусматривается на специализированное 
предприятие, использованная пленка утилизируется. 
Демонтаж существующего участка трубопровода производится с 
поднятием на бровку траншеи. 
После выполнения работ по демонтажу нефтепровода следует произвести 
снятие существующего изоляционного покрытия трубопровода и резку на 
секции. 
Необходимая техника и оборудование (кроме уже перечисленных): 
машина очистная (1 шт.). 
 
6.6 Изоляционно-укладочные работы 
 
При выполнении изоляционных работ следует руководствоваться 
требованиями СП 86.13330.2014 [29], ВСН 008-88 [40], ГОСТ Р51164-98 [41], 
ОТТ-25.220.01-КТН-189-10 [42], ОТТ-04.00-27.22.00-КТН-005-1-03 [5] и  
ОТТ-04.00-27.22.00-КТН-006-1-03 [43]. 
Работы выполняются с оформлением наряда-допуска на производство 
огневых работ и работ повышенной опасности. 
Защита нефтепровода от почвенной коррозии осуществляется 
использованием труб с заводской изоляцией, изоляцией сварных стыков 
термоусаживающимися манжетами и подключением к средствам 
существующей электрохимзащиты. 
Антикоррозионная изоляция нефтепровода согласно  
ОТТ-04.00-27.22.00-КТН-005-1-03 [5]: трехслойное полимерное изоляционное 
покрытие толщиной слоя не менее 3,0 мм (тип 1). 
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Концы труб с заводской изоляцией на длине 120 ± 20 мм (или на длине 
140 ± 20 мм) свободны от изоляционного покрытия и на них нанесено защитное 
консервационное покрытие на период транспортировки и хранения 
изолированных труб. 
Для антикоррозионной защиты сварных стыков трубопровода 
предусмотрена установка термоусаживающихся изоляционных манжет 1 типа, 
шириной 450 мм, толщиной не менее 2,4 мм в соответствии с  
ОТТ-25.220.01-КТН-189-10 [42]. 
Технология изоляции наружных сварных стыков труб 
термоусаживающимися манжетами по слою эпоксидного праймера включает в 
себя следующие последовательно выполняемые технологические операции: 
- предварительный подогрев и сушка зоны сварного стыка; 
- очистку зоны сварного стыка; 
- нагрев зоны сварного стыка труб; 
- нанесение на зону сварного стыка эпоксидного праймера; 
- формирование муфты из термоусаживающейся манжеты (с установкой 
замковой пластины); 
- термоусадка муфты; 
- прогрев покрытия на стыке. 
В результате проведенных работ по изоляции стыков: 
- термоусаживающаяся манжета должна плотно охватывать изолируемую 
поверхность металла и заводского покрытия трубы и иметь поверхность без 
пузырей, гофр и складок без следов прожига манжеты; 
- через изоляцию должен проступать профиль сварного стыка трубы, 
нахлеста ленты; 
- с обеих сторон от стыка, на заводском покрытии должен выступать 
адгезив (несколько миллиметров на всем диаметре трубы). 
Укладка нефтепровода предусмотрена с бровки траншеи совмещенным 
непрерывным способом трубоукладчиками с помощью подвесок троллейных, 
согласно ВСН 004-88 [44], путем подъема плети, ее смещения и свободной 
укладки на дно траншеи, соблюдая меры предосторожности против 
повреждения изоляционного покрытия. 
 
6.7 Балластировка нефтепровода 
 
Для обеспечения устойчивого положения трубопровода проектом 
предусмотрено применение балластирующих устройств с соблюдением 
требований следующих нормативных документов: СП 86.13330.2014 [29], 
СНиП 12-03-2001 [45] и СНиП 12-04-2002 [46]. 
Балластировка предусмотрена железобетонными грузами. 
Всего на заменяемом участке нефтепровода предусмотрена установка 11 
комплектов кольцевых бетонных утяжелителей. Шаг установки представлен в 
пункте 5.4 расчетного раздела. 
Перед монтажом кольцевых бетонных утяжелителей нефтепровод 
необходимо зафутеровать. 
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Конструкцию футеровки следует выполнять из не гниющих материалов 
(обработанной древесины – реек длиной 2 м и сечением 30 × 60 мм). 
Монтаж утяжелителей на изолированный трубопровод следует выполнять 
в соответствии с требованиями указанными в ТУ. 
Технологический процесс балластировки магистрального трубопровода 
кольцевыми утяжелителями включает: транспортирование и раскладку нижнего 
ряда полуколец краном-трубоукладчиком по оси спусковой дрожки, укладку 
плети зафутерованного трубопровода на нижний ряд полуколец, укладку 
краном-трубоукладчиком на трубопровод верхних полуколец, закрепление 
полуколец между собой с помощью болтовых соединений. 
 
6.8 Электрохимическая защита от коррозии 
 
После укладки проектируемый участок нефтепровода подключается к 
существующей системе ЭХЗ. 
 
6.9 Очистка полости и испытание нефтепровода 
 
После окончания строительно-монтажных работ необходимо произвести 
очистку полости трубопровода, гидравлические испытания, пропуск скребка-
калибра и освобождение трубопровода от воды. 
Очистка полости выполняется путем промывки с пропуском очистных 
поршней и поршней-разделителей. 
Работы должны проводиться в следующей последовательности: 
- доставка временных камер пуска-приема средств очистки и диагностики 
(КППСОД) на строительную площадку, сборка и монтаж с проектным участком 
нефтепровода, установка и обвязка камеры пуска очистных устройств, 
установка и обвязка камеры приема очистных устройств, установка 
наполнительного и опрессовочного агрегатов; 
- очистка полости магистрального нефтепровода; 
- пропуск скребка-калибра; 
- проведение гидравлических испытаний магистрального нефтепровода 
на прочность и проверка на герметичность; 
- устранение дефектов, выявленных при диагностике; 
- освобождение нефтепровода от воды; 
- демонтаж временных КППСОД, трубопровода подачи и слива воды. 
Очистку полости, гидравлические испытания, пропуск калибра и 
освобождение нефтепровода от воды выполнить согласно требованиям  
СП 86.13330.2014 [29], ВСН 011-88 [10], ОР-19.000.00-КТН-194-10 [47] и  
РД-93.010.00-КТН-114-07 [48]. 
Очистка полости подземных нефтепроводов должна производиться после 
укладки и засыпки. 
Очистка полости трубопровода при промывке осуществляется 
последовательным пропуском скребков, оборудованных трансмиттером. 
Очистка скребками считается выполненной при следующих условиях: 
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- все запасованные скребки пришли в камеру приема; 
- последний скребок пришел неразрушенным (без повреждений); 
- скорость движения скребков составляла не менее 0,72 км/ч; 
- после скребков вода выходит без примеси грунта (глины, песка, торфа). 
Очистка считается незаконченной и должна быть повторена, если не 
выполнено любое из указанных условий. 
Перед пуском первого скребка участок заполняется водой. Скорость 
движения скребков должна составлять при очистке не менее 0,72 км/ч. Каждый 
скребок должен быть оборудован передатчиком для скребка, новыми 
манжетами и чистящими дисками. Перед каждым пуском очистного устройства 
в передатчик должны быть установлены новые элементы питания (не бывшие в 
эксплуатации). Запуск второго скребка следует осуществлять только после 
выемки первого скребка. 
Размеры охранной зоны при очистке: 25 м в обе стороны от оси 
трубопровода и 100 м в направлении вылета поршня-разделителя. 
Пропуск калибратора для контроля геометрических параметров 
трубопроводов после завершения гидроиспытаний и строительно-монтажных 
работ производится после очистки участка нефтепровода в соответствии с  
РД-19.100.00-КТН-192-10 [49]. 
Пропуск профилемера для контроля геометрических параметров 
трубопроводов после завершения строительно-монтажных работ производится: 
- на переходах через водные преграды – в один этап после завершения 
строительно-монтажных работ на переходе; 
- на участках линейной части протяженностью 1 км и более; 
- контроль геометрических параметров участков протяженностью менее  
1 км производится службой технадзора после укладки трубопроводов в 
траншею и перед его засыпкой. 
При подготовке проведения пропуска калибра должны быть выполнены 
следующие мероприятия: 
- установлена временная камера пуска в начале обследуемого участка 
нефтепровода (по ходу потока воды при пропуске), а в конце участка – 
временная камера приема; 
- установленным насосным оборудованием обеспечить требуемую 
скорость движения профилемера в трубопроводе – от 0,2 до 72 м/с (остановки и 
движение профилемера со скоростью ниже 0,2 м/с не допускаются); 
- расположены маркерные пункты для контроля движения профилемера 
строго над осью трубопровода (в начале и в конце участка).  
При этом верхняя образующая нефтепровода в месте установки должна 
быть на глубине не более 1,5 м. При большей глубине залегания трубопровода 
обеспечить необходимую глубину установки маркера. 
Пропуск калибра по трубопроводу контролируется на маркерных пунктах 
подвижными бригадами. Последовательность контроля определяется графиком 
прохождения профилемера по нефтепроводу. 
Испытание МН на прочность, и проверку на герметичность следует 
производить после полной готовности участка гидравлическим способом. 
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На период испытаний должна быть обеспечена бесперебойная связь, 
установлена охранная зона, организованы посты наблюдения. 
Размеры охранной зоны при гидроиспытании: 150 м в обе стороны от оси 
трубопровода и 1500 м в направлении отрыва заглушки от торца трубопровода. 
Испытания проводятся по готовности всего испытываемого участка 
нефтепровода: после полной засыпки, установки арматуры и приборов, 
катодных выводов и обеспечения связи. 
Трубопроводы подключения опрессовочных насосных агрегатов к 
испытуемому участку монтируются из изделий и материалов заводского 
изготовления и должны быть подвергнуты гидравлическому испытанию на 
давление 1,25Рисп в течение 24 часов. Места подключений к трубопроводу 
после завершения гидроиспытаний подлежат вырезке. 
Испытания нефтепроводов проводятся только водой. Испытания 
воздухом не допускаются. Наполнение трубопровода водой для испытания 
производят при отглушенных временных КППСОД. Участок магистрального 
нефтепровода, подвергаемый гидравлическому испытанию на прочность и 
проверке на герметичность, ограничивается сферическими заглушками. 
Категорически запрещается использование линейной арматуры в качестве 
ограничительного элемента при гидравлическом испытании. 
Временные КППСОД должны быть отрезаны от трубопровода, отводы к 
камерам – заглушены. 
Трубопровод считается выдержавшим испытание на прочность и 
проверку на герметичность, если за время испытания трубопровода на 
прочность давление остается неизменным, а при проверке на герметичность не 
обнаружены утечки. 
При разрыве, обнаружении утечек визуально, по звуку или с помощью 
приборов участок подлежит ремонту и повторному испытанию и проверке на 
герметичность. 
Параметры испытания нефтепровода на прочность и проверки на 
герметичность представлены в таблице 7 [29]. 
 
Таблица 7 – Параметры испытания нефтепровода 
Длина, 
м 
Объем воды для 
гидравлического 
испытания, м3 
Диаметр 
труб, мм 
Толщина 
стенки, мм 
Класс 
прочности 
исп завP P
, МПа 
гермP , 
МПа 
165 68 1020 14 K52 6,84 5,2 
 
Продолжительность проверки на герметичность определяется временем, 
необходимым для тщательного осмотра трассы с целью выявления утечек, но 
не менее 12 ч. 
Забор воды для промывки и проведения гидроиспытаний строящегося 
нефтепровода осуществляется из систем водоснабжения Рыбинской ЛПДС. 
После завершения испытаний из магистральных и технологических 
нефтепроводов должна быть удалена опрессовочная жидкость. Запрещается 
подключение к действующему нефтепроводу и заполнение нефтью вновь 
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построенных участков трубопроводов при наличии в них опрессовочной 
жидкости. 
Опорожнение участка протяженностью до 500 м включительно 
выполняется 2-мя поршнями-разделителями в один этап. 
Скорость движения поршней при вытеснении опрессовочной воды 
должна быть не менее 1,5 км/ч. 
При освобождении трубопровода от опрессовочной жидкости на 
поршнях-разделителях применять новые полиуретановые манжеты, не 
имеющие износа. 
Запрещается удаление опрессовочной жидкости самотеком для 
исключения разрыва струи и неполного вытеснения опрессовочной жидкости. 
Опорожнение вновь построенного участка считается выполненным, если 
контрольный поршень-разделитель пришел неразрушенным, без повреждения 
манжет и впереди него нет воды. 
Вода после проведения работ по очистке, пропуску скребка-калибра, 
испытаниям по временным трубопроводам сбрасывается в амбар. 
После отстаивания воды в амбаре, необходимо произвести отбор проб и 
анализ воды на содержание нефтепродуктов, если содержание нефтепродуктов 
не превышает предельно допустимую концентрацию (ПДК), сброс воды из 
амбаров осуществлять на рельеф. Для предотвращения размыва рельефа воду 
необходимо слить в пониженные места на бетонные плиты. Отстоявшиеся 
промышленные стоки, превышающие ПДК, вывозятся на специализированное 
предприятие. 
Вода для проведения работ по очистке, профилеметрии, дефектоскопии и 
испытаниям используется многократно путем перепуска между 
проектируемыми участками по временным трубопроводам с использованием 
амбаров. Стенки и дно амбаров должны быть предварительно выстелены 
противофильтрационным покрытием и закреплены металлическими стержнями 
в теле насыпи. 
Очередность установки временных камер определяется 
последовательностью проведения испытаний. 
Схема очистки и гидравлических испытаний представлена на листе 5 
графического материала. 
Необходимая техника и оборудование (кроме уже перечисленных): 
наполнительно-опрессовочный агрегат (1 шт.). 
 
7 Экономическая часть 
 
В экономической части будут рассчитаны затраты на капитальный 
ремонт участка нефтепровода путем замены труб. 
Затраты на ремонт включают: 
- затраты на лизинг техники; 
- затраты на материалы; 
- затраты на оплату труда; 
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- отчисления на страховые взносы. 
Кроме того, будет рассчитан убыток из-за простоя нефтепровода во время 
его ремонта. 
 
7.1 Затраты на лизинг техники 
 
Стоимость лизинга техники определяется на основе количества, цены и 
продолжительности лизинга. 
 
Таблица 8 – Расчет стоимости лизинга техники 
№
п/п 
Наименование 
Ед. 
изм. 
Кол-
во 
Цена ед., 
руб. 
Стоимость 
лизинга*, 
руб. 
Полная 
стоимость, 
руб 
1 
Передвижная ремонтная 
мастерская УПРС 
Шт. 2 3500000 111806 223612 
2 
Экскаватор одноковшовый 
гидравлический на 
гусеничном ходу 
Шт. 1 5500000 175695 175695 
3 Трубоукладчик Шт. 4 3500000 111806 447224 
4 Бульдозер Шт. 1 2800000 89445 89445 
5 Автокран Шт. 1 6250000 199653 199653 
6 Автомобиль бортовой Шт. 1 1600000 51112 51112 
7 Тягач Шт. 1 2030000 64848 64848 
8 
Прицеп-роспуск 
трубоплетевозный 
Шт. 1 947300 30261 30261 
9 Прицеп-тяжеловес Шт. 1 1450000 46320 46320 
10 Автосамосвал Шт. 1 1950000 62292 62292 
11 
Автомобиль для 
геодезической службы 
Шт. 1 479700 15324 15324 
12 Очистная машина Шт. 1 1920000 61334 61334 
13 
Наполнительно-
опрессовочный агрегат 
Шт. 1 2100000 67084 67084 
 
Итого: х х х х 1534204 
*Стоимость лизинга была рассчитана с помощью калькулятора [50] с условиями: продукт – 
на наших условиях; аванс – 20 %; срок – 36 месяцев; вид платежа – равномерный; без 
субсидий и доп. услуг. 
 
7.2 Затраты на вспомогательное оборудование 
 
Таблица 9 – Расчет затрат на вспомогательное оборудование 
№
п/п 
Наименование 
Ед. 
изм. 
Кол-
во 
Цена с НДС, 
руб. 
Стоимость с 
НДС, руб. 
1 
Упаковка дисков шлифовальный по 
металлу (20 шт.) 
Шт. 1 740 740 
2 Импульсный рентгеновский аппарат Шт. 2 230000 460000 
3 Центратор внутренний гидравлический Шт. 2 350000 700000 
4 Газоанализатор Шт. 2 13500 27000 
5 Монтажные полотенца Шт. 4 69900 279600 
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Окончание таблицы 9 
№
п/п 
Наименование 
Ед. 
изм. 
Кол-
во 
Цена с НДС, 
руб. 
Стоимость с 
НДС, руб. 
6 Подвеска троллейная Шт. 4 211000 844000 
7 Днище эллиптическое Шт. 2 63180 126360 
8 Вантуз Шт. 2 6100 12200 
9 Утяжелитель бетонный кольцевой Шт. 11 13400 147400 
10 Манжета термоусаживающаяся Шт. 16 1950 31200 
 
Итого: х х х 2628500 
 
7.3 Затраты на материалы и оборудование для монтажа 
 
Норма расхода электродов на одно сварное соединение определяется по 
формуле 48: 
 
N G lэ э ш  , (48) 
 
где Nэ  – норма расходов электродов, кг; 
Gэ  – удельная норма расхода электродов, кг/м; 
lш  – длина шва, м. 
Удельная норма расхода электродов определяется по формуле 49: 
 
G k mэ p n  , (49) 
 
где k p  – коэффициент расхода, учитывающий неизбежные потери электродов; 
mn  – расчетная масса наплавленного металла, кг/м. 
Расчетная масса наплавленного металла определяется по формуле 50: 
 
310m Fn ш
   , (50) 
 
где   – плотность углеродистой и низколегированной стали, г/см3; 
Fш  – площадь поперечного сечения шва, мм
2
. 
Площадь поперечного сечения шва определяется по формуле 51: 
 
    221,8 30 2 1,8 30 73F b S S tg q S tg bш              , (51) 
 
где S  – толщина стенки, мм; 
b  – величина зазора, мм; 
q  – высота облицовочного слоя, мм. 
Для сварки принимаю электроды LB-52U диаметром 4 мм и стоимостью 
350 руб. за 5 кг [51]. 
Тип раздела кромок труб для ручной сварки представлен на рисунке 9. 
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Используется для труб диаметром 57 – 1420 мм с толщиной стенки S  до 16 мм 
 
Рисунок 9 – Тип раздела кромок труб для ручной сварки 
 
Высота облицовочного слоя принимается в зависимости от толщины 
стенки трубы, но не менее 1 мм и не более 3 мм. Принимаю 2q   мм. 
Величина зазора принимается в зависимости от толщины стенки трубы и 
диаметра электрода. При диаметре электрода 4 мм и толщине стенки более  
10 мм, 1,5b   – 2,5  мм. Принимаю 2b   мм. 
Плотность углеродистой и низколегированной стали принимается:
7,85  г/см3. 
Коэффициент расхода, учитывающий неизбежные потери электродов для 
данных электродов принимается: 1,5kp  . 
Длина шва одного сварного соединения определяется по формуле 52: 
 
l Dнш   . (52) 
 
Используя формулы 48 – 52 вычисли затраты на электроды: 
 
    222 14 14 1,8 30 2 2 14 1,8 30 7 1453F tg tg bш                мм
2
, 
 
37,85 145 10 1,136mn
     кг/м, 
 
1,5 1,136 1,704Gэ     кг/м, 
 
3,14 1,02 3,204lш     м, 
 
1,704 3,204 5,46Nэ     кг. 
 
Норма расходов электродов на шn  количество швов определяется по 
формуле 53: 
 
n э шN N n  , (53) 
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где 
nN  – норма расходов электродов на шn  количество швов, кг; 
шn  – количество швов, шт. 
Всего планируется сваривать 16 швов. Определим норму по формуле 53: 
 
5,46 16 87,36nN     кг. 
 
Количество коробок с электродами определяется по формуле 54: 
 
n
к
N
n
m
 , (54) 
 
где кn  – количество коробок, шт.; 
m  – масса коробки с электродами, кг. 
Для сварки, по формуле 54, требуется коробок с электродами: 
 
87,36
17,473 18
5
кn     шт. 
 
Стоимость одной коробки весом 5 кг электродов, принятых ранее, 
составляет 350 рублей. Общая сумма затрат на коробки с электродами составит 
6300 рублей. 
Затраты на новые трубы 1020x14 мм: стоимость одной трубы с изоляцией 
составляет 49056 рублей. Всего для участка планируется покупать 15 труб, 
общая сумма будет 735840 рублей. 
Затраты на дизельное топливо: стоимость одного литра составляет 29,50 
рублей [52]. Время работы дизель-генератора в сутки – 16 часов, расход 
топлива за час работы 10 литров. Работать генератор будет примерно дней 15. 
Общая стоимость равна 70,8 тыс. руб. У нас два генератора в составе 
передвижных ремонтных мастерских УПРС – 141,6 тыс. руб. 
 
7.4 Заработная плата рабочих 
 
Таблица 10 – Списочная численность основных рабочих 
№ п/п Наименование специальности рабочего Количество 
1 Машинист экскаватора 1 
2 Водитель 4 
3 Машинист трубоукладчика (автокрана) 4 
4 Машинист бульдозера 1 
5 Стропальщик 3 
6 ИТР 2 
7 Техник 2 
8 Сварщик 8 
 Всего 25 
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Затраты на оплату труда будут определяться исходя из размера оклада, 
районного коэффициента, а также северной надбавки. 
 
Таблица 11 – Расчет затрат на оплату труда 
Должность 
Кол-
во 
Оклад, 
руб. 
Районный 
коэффициен
т (30 % от 
оклада), руб. 
Северная 
надбавка (30 
% от оклада), 
руб. 
Итого на 
одного 
работни
ка, руб. 
Фонд 
основной 
заработной 
платы, руб. 
Машинист 
экскаватора 
1 50000 15000 15000 80000 80000 
Водитель 4 50000 15000 15000 80000 320000 
Машинист 
трубоукладчика 
(автокрана) 
4 70000 21000 21000 112000 448000 
Машинист 
бульдозера 
1 50000 15000 15000 80000 80000 
Стропальщик 3 30000 9000 9000 48000 144000 
Дефектоскопист 2 50000 15000 15000 80000 160000 
Механик 2 60000 18000 18000 96000 192000 
Сварщик 8 80000 24000 24000 128000 1024000 
Всего 25 х х х х 2448000 
 
Затраты на страховые взносы будут составлять 30 % от общего фонда 
заработной платы, а затраты на травматизм для данного типа работ составляют 
0,2 %. 
 
Таблица 12 – Затраты на страховые взносы и взносы на страхование от 
несчастных случаев на производстве и профессиональных заболеваний 
Показатель Сумма затрат, руб. 
Страховые взносы 734400 
Взносы на страхование от несчастных 
случаев на производстве и профессиональных 
заболеваний 
4896 
Итого 739296 
 
В состав расходов на проведение ремонта включаются прочие расходы: 
ремонт оборудования, накладные расходы, содержание техники и т.д., которые 
составляют 40 % от прямых затрат. В состав прямых расходов включаются: 
затраты на материалы и оборудование монтажа, заработная плата, страховые 
взносы. Расходы на проведение ремонта определяются по формуле 55: 
 
40
( )
100
ПР МО з п СВ    , (55) 
 
где ПР  – прочие расходы, руб.; 
МО  – затраты на материалы и оборудование, руб.; 
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з п  – заработная плата, руб.; 
СВ  – страховые взносы, руб. 
Определим прочие расходы по формуле 55: 
 
 2628500+6300+ 24480735840+141 00+739296600+ 40 100 =ПР  
= 2679814,4  рублей. 
 
7.5 Расчет затрат из-за простоя нефтепровода 
 
Капитальный ремонт рассчитан на 30 дней. Годовая пропускная 
способность нефтепровода нам известна из пункта 1.4 – 40,2 млн.т/год. Масса 
нефтепродукта, проходящего за месяц определяется по формуле 56: 
 
12
Г
М
Q
m  , (56) 
 
где Мm  – масса нефтепродукта, проходящего через нефтепровод за месяц, т; 
ГQ  – годовая пропускная способность нефтепровода, т/год. 
Вычислим массу нефтепродукта, проходящего через нефтепровод за 
месяц по формуле 56: 
 
640,2 10
3350000
12
Мm

   тонн. 
 
По состоянию на 06.06.2016 г. один баррель нефти марки Brent стоит 
50,53 долларов [53]. 1 тонна нефти – 7,48 баррелей. Курс валют: 65,245 рублей 
за один доллар [54]. Рассчитаем стоимость одной тонны нефти по формуле 57: 
 
( )С bbls Ц RUB   , (57) 
 
где С  – стоимость одной тонны нефти, руб.; 
bbls  – объем нефти, баррель; 
Ц  – цена одного барреля нефти, доллар; 
RUB  – курс рубля к доллару, руб. 
 
 65,7 2,4 458 50,53 = 24660,29С     рублей. 
 
Следовательно, за 30 дней простоя убыток будет составлять 
приблизительно 82611971500  рублей или 82,612 млрд. рублей. 
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7.6 Смета затрат 
 
Таблица 13 – Смета затрат на ремонт нефтепровода 
Показатели Стоимость, руб. 
1 Лизинг машин 1534204 
2 Материалы 3512240 
3 Заработная плата 2448000 
4 Страховые взносы 739296 
5 Прочие расходы 2679814,4 
Итого: 10913554,4 
 
Согласно рассчитанным затратам на капитальный ремонт нефтепровода 
необходимо 10,92 млн. рублей и убыток из-за простоя нефтепровода будет 
составлять 82,612 млрд. рублей. 
Структуры затрат на капитальный ремонт нефтепровода представлена на 
рисунке 10. 
 
 
Рисунок 10 – Структура затрат 
 
Из рисунка следует, что наибольшую долю в затратах (32,18 %) 
составляют затраты на приобретение материалов для капитального ремонта 
нефтепровода. 
 
8 Безопасность и экологичность 
 
Главной целью производственной безопасности является стремление к 
полному исключению аварийных ситуаций при работе с оборудованием или 
сведение их последствий к минимальному ущербу для здоровья людей и 
окружающей среды. 
Нефть и газ являются природными концентраторами энергии, которые в 
аварийных ситуациях могут привести к травматизму и гибели людей, а также к 
ущербу для окружающей среды. Поэтому одной из наиболее важных задач 
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производственной безопасности в нефтегазовой промышленности является 
предупреждение и снижение риска аварийных и чрезвычайных ситуаций. 
 
8.1 Анализ потенциальных опасных и вредных производственных 
факторов при проведении работ 
 
Участок МН «Анжеро-Судженск – Красноярск» предназначен для 
транспортировки нефти с НПС «Вознесенка» на НПС «Рыбинская». 
Участок расположен на 523 км в Манском районе Красноярского края по 
обе стороны от р. Тертеж, он находится на местности с развитой дорожной 
сетью, включающей дороги с асфальтовым покрытием и трассой федерального 
значения М-53. 
Потенциально опасные производственные факторы представлены в 
таблице 14 [55]. 
 
Таблица 14 – Классификация опасных и вредных производственных факторов 
Виды работ Опасные и вредные производственные факторы 
Физические 
Все виды работ 
Движущиеся машины и механизмы; подвижные части 
производственного оборудования; передвигающиеся изделия, 
заготовки, материалы; повышенный уровень шума и вибрации на 
рабочем месте 
Сварочно-
монтажные и 
изоляционно-
укладочные работы 
Повышенная температура поверхностей оборудования, материалов; 
повышенное значение напряжения в электрической цепи; 
повышенный уровень электромагнитных и ионизирующих 
излучений; повышенная яркость света; повышенная пульсация 
светового потока; острые кромки, заусенцы и шероховатость на 
поверхностях заготовок, инструментов и оборудования 
Земляные работы и 
очистка полости и 
испытание 
трубопровода 
Разрушающиеся конструкции; обрушивающиеся земляные породы 
Сооружение 
установок 
электрохимической 
защиты 
Повышенное значение напряжения в электрической цепи; 
повышенный уровень статического электричества; повышенный 
уровень электромагнитных излучений; повышенная напряженность 
электрического поля; повышенная напряженность магнитного поля 
Не зависит от вида 
работ 
Повышенная и пониженная температура воздуха летом и зимой 
соответственно; недостаточная освещенность рабочей зоны в 
темное время суток; сильное воздействие ультрафиолетовых лучей 
под открытым солнцем 
Химические 
Погрузочно-
разгрузочные и 
транспортные 
работы, и сварочно-
монтажные работы 
Токсические, раздражающие и канцерогенные факторы, 
проникающие через органы дыхания и кожные и слизистые 
покровы 
 
По основному виду экономической деятельности установлен I класс 
профессионального риска, характеризующий уровень производственного 
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травматизма, профзаболеваемости и расходов по обеспечению по программе 
обязательного социального страхования. Страховые тарифы на обязательное 
страхование от несчастных случаев на производстве и профессиональных 
заболеваний составляют 0,2 % к начисленной оплате труда. 
Возможные аварийные ситуации при ремонте нефтепровода:  
- розлив нефти при опорожнении нефтепровода приведет к загрязнению 
реки ниже по течению и прилегающих берегов; 
- возгорание нефти, нефтепродуктов или их паров приведет к 
загрязнению воздуха продуктами горения; 
- разрушение трубопровода во время проведения гидравлических 
испытаний будет иметь локальные экологические последствия; 
- террористические акты или акты вандализма. 
 
8.2 Инженерные и организационные решения по обеспечению 
безопасности работ 
 
Ремонтные работы нефтепровода производятся круглый год на открытом 
воздухе. 
Подводный переход через р. Тертеж нефтепровода «Анжеро-Судженск – 
Красноярск» расположен в климатическом регионе с обозначением II в 
климатическом поясе с обозначением III [3, 56]. 
В годовом разрезе преобладающими являются ветры западного 
направления. Средняя годовая скорость ветра составляет 3,6 м/с. Средняя 
годовая температура воздуха составляет -0,5 оС. Самым холодным месяцем 
является январь со среднемесячной температурой воздуха -18,0 оС. Средняя 
месячная температура июля, самого теплого месяца, составляет +18,4 оС. 
Абсолютный минимум температуры воздуха наблюдается в январе и декабре  
(-55 
оС), а абсолютный максимум – в июне и июле (+37 оС) [3, 56]. 
По световому климату место ремонта находится в III поясе [56]. 
При проведении ремонтных работ размещать персонал рекомендуется в 
отапливаемом жилом фонде с наличием горячей и холодной воды [57]. 
В зимний период рекомендуется выдавать рабочим зимнюю утепленную 
спецодежду, и разместить рядом с рабочей зоной пункты обогрева с горячей 
питьевой водой. 
В летний период рекомендуется разместить рядом с рабочими местами 
навесы, защищающие от прямых солнечных лучей, и пункты с питьевой водой. 
 
8.3 Санитарные требования к производственным помещениям и 
размещению используемого оборудования 
 
Концентрации вредных веществ в воздухе рабочей зоны, а также уровни 
шума и вибрации на рабочих местах не должны превышать установленных 
нормативов [58, 59, 60]. 
Уровни шума от работающих машин и агрегатов на рабочих местах, 
участках и территории строительной площадки не должны превышать 
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допустимых величин. Зоны с уровнем звука свыше 80 дБА обозначаются 
знаками опасности. Работа в этих зонах без использования средств 
индивидуальной защиты слуха не допускается. Не допускается пребывание 
рабочих в зоне с уровнем звука выше 135 дБА [61]. 
При производстве работ в ночное время необходимо освещение места 
производства работ. Искусственное освещение строительных площадок и мест 
производства строительных и монтажных работ должно отвечать требованиям. 
Рабочие места, объекты, подходы и проезды к ним в темное время суток 
должны быть освещены. Минимальное значение освещенности на рабочей 
площадке должно быть не менее 50 лк [62, 63]. 
При выполнении газоопасных работ для освещения рабочих мест должны 
использоваться светильники во взрывозащищенном исполнении. Для местного 
освещения при ремонтах и осмотрах применяются светильники во 
взрывозащищенном исполнении. Искусственное освещение объектов грузового 
хозяйства должно быть не менее 20 лк [62]. 
Машинистам дорожно-транспортных машин, землеройно-фрезерных 
машин, трубоукладчиков выдается стандартный комплект СИЗ: 
- костюм из смешанных тканей для защиты от общих производственных 
загрязнений и механических воздействий; 
- жилет сигнальный 2-го класса защиты; 
- ботинки кожаные с жестким подноском (утепленные в зимний период); 
- перчатки с полимерным покрытием нефтеморозостойкие; 
- каска защитная с подшлемником [64]. 
Машинистам изоляционных и трубоочистительных машин 
дополнительно к стандартному комплекту СИЗ выдаются наушники или 
вкладыши противошумные. 
Машинистам электростанции передвижной дополнительно к 
стандартному комплекту СИЗ выдаются перчатки диэлектрические, галоши 
диэлектрические, очки защитные и пояс предохранительный. 
Электросварщикам ручной сварки и электрогазосварщикам выдается 
комплекс СИЗ: костюм сварщика; ботинки кожаные с жестким подноском (или 
валенки с резиновым низом для зимнего периода); наколенники, перчатки 
диэлектрические, перчатки для защиты от повышенных температур; каска 
защитная с подшлемником, очки защитные, щиток защитный лицевой с 
креплением на каску и респиратор [64]. 
Защита органов дыхания осуществляется промышленными 
противогазами фильтрующими с коробками марки А или БКФ. При аварийных 
ситуациях с большим содержанием паров нефти применяются изолирующие 
средства защиты органов дыхания – противогазы ЩС-20м. 
На случай аварии должно храниться необходимое количество комплектов 
аварийных фильтрующих и изолирующих противогазов, прорезиненный 
костюм, аварийный инструмент, прокладочный материал, запасные детали, 
взрывозащищенные аккумуляторные светильники [65]. 
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8.4 Обеспечение безопасности технологического процесса 
 
Нефть имеет класс опасности III, величина ПДК составляет 10 мг/м3. При 
производстве сварочных работ должен быть организован контроль воздушной 
среды. ПДК для веществ, выделяющихся при сварке и резке металлов, 
представлены в таблице 15 [58]. 
 
Таблица 15 – ПДК веществ, выделяющихся при сварке и резке металлов 
Вещество 
ПДК в воздухе 
рабочей зоны, мг/м3 
Твердая составляющая сварочного аэрозоля 
Марганец (при его содержании в 
сварочном аэрозоле до 20 %) 
0,2 
Железа оксид 6,0 
Кремния диоксид 1,0 
Хрома (III) оксид 1,0 
Хрома (VI) оксид 0,01 
Цинка оксид 6,0 
Газовая составляющая сварочного аэрозоля 
Азота диоксид 2,0 
Марганца оксид 0,3 
Озон 0,1 
Углерода оксид 20,0 
Фтористый водород 0,5/1,0 
 
Загрязнение воздуха может происходить при работе с пылевидными 
материалами, такими как бетонная крошка. ПДК таких веществ не должно 
превышать 6 мг/м3 [58]. 
Для проведения анализа воздушной среды используются 
газоанализаторы, предназначенные для определения ПДК веществ в воздухе 
рабочей зоны в весовых (мг/м3) или объёмных величинах (% об.). Воздушная 
среда контролируется непосредственно перед началом, после каждого 
перерыва, в течение всего времени выполнения и после окончания работ, а 
также по первому требованию рабочих. При выборе точек контроля 
необходимо учитывать место и характер проведения работ, а также 
метеорологические условия (температуру воздуха, направление и скорость 
ветра). Газоанализаторы для контроля воздушной среды должны иметь 
взрывозащищённое исполнение [65]. 
Так как ремонтные работы выполняются на открытом воздухе в 
холодный период времени, определим интегральный показатель условий 
охлаждения (обморожения) (ИПУОО). 
Рассчитаем ИПУОО для рабочей зоны при: -18 °С (средняя температура 
воздуха зимой); -43 °С (расчетная температура самой холодной пятидневки 
обеспеченностью 0,98); -55 °С (абсолютный минимум температуры воздуха). 
Для скорости ветра примем среднегодовое значение – 3,6 м/с. Получаем 
соответственно: ИПУОО = 45,33; ИПУОО = 56,99; ИПУОО = 62,59. 
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Используя полученные значения, определим продолжительность 
безопасного пребывания на холоде по таблице 16. 
 
Таблица 16 – Зависимость риска обморожения от ИПУОО 
ИПУОО, балл Риск обморожения 
Продолжительность 
безопасного пребывания на 
холоде, не более, мин 
34 
Игнорируемый 
(отсутствие обморожения) 
Длительно 
34 < ИПУОО ≤ 47 Умеренный 60,0 
47 < ИПУОО ≤ 57 Критический 1,0 
> 57 Катастрофический 0,5 
 
Следовательно, зимой продолжительность безопасного пребывания на 
холоде не должна превышать 1 час при температуре -18 °С. Если будет 
наблюдаться температура -43 °С и ниже, длительность пребывания на холоде 
необходимо снизить до нескольких минут. 
Осветительное и технологическое оборудование, газоанализаторы для 
контроля воздушной среды должны иметь взрывозащищённое исполнение. На 
электрооборудовании должен быть указан уровень взрывозащиты. 
Электрооборудование и электроинструменты должны иметь заземление и 
подлежать занулению [65]. 
Перед началом электросварочных работ необходимо проверить 
исправность изоляции сварочных кабелей и электрододержателей, а также 
плотность соединений всех контактов. Все эти инструменты подключаются 
только через устройство защитного отключения.  
Основным источником воспламенения при выполнении сварочных работ 
является электроопасность. Корпуса источников тока, машин, аппаратных 
ящиков, электродвигателей, щитов, ограничителей-приставок и металлические 
площадки, на которых выполняются работы, необходимо заземлить, а на 
видном месте вывесить надпись: «Без заземления не включать!». Не 
допускается одновременное устройство защитного заземления и зануления 
сети, питающейся от одного источника [66]. 
Вся передвижная техника в охранной зоне МН должна быть обеспечена 
искрогасителями. 
 
8.5 Обеспечение взрывопожарной и пожарной безопасности 
 
Важное значение для безопасности работников имеет герметизация 
оборудования, исключающая загрязненность рабочей атмосферы парами 
углеводородов, с последующей возможностью их взрыва и пожара. 
Источниками возникновения пожара являются: 
- возгорание нефти и нефтяных паров от поверхностей, нагретых до 
высокой температуры; 
- молнии; скопившееся статическое электричество; 
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- искры, возникшие при ударе металлических инструментов или частей 
оборудования; 
- открытые огневые работы (сварка, резка, шлифовка, припайка); 
- незащищенное технологическое оборудование; 
- человеческий фактор (курение, разведение огня, нарушение техники 
безопасности и т.п.). 
Нефть является легковоспламеняющейся жидкостью 3 класса опасности 
[67]. Пары нефти относятся к группе взрывоопасной смеси Т2 и к категории 
взрывоопасности смеси IIA [68, 69]. Температура вспышки нефти составляет 
170 °С. Концентрационные пределы распространения пламени: 2 % (нижний) и 
10 % (верхний). Предельно допустимая взрывоопасная концентрация 
составляет 2,1 г/м3 [69]. 
МН относится к категории БН (взрывопожароопасность) как для 
наружной установки [70]. Зона рядом с МН относится к 0 классу по 
взрывоопасности [71].  
Все применяемое электрооборудование должно быть уровня 
взрывозащиты Ga, II группы электрооборудования с очень высокой степенью 
обеспечиваемой взрывозащиты [72]. 
На линейной части МН автоматическая сигнализация о пожаре не 
предусмотрена. На месте проведения ремонтных работ должны быть 
следующие первичные средства пожаротушения: 
- огнетушители порошковые (10 шт.) или углекислотные (10 шт.); 
- кошма войлочная или асбестовое полотно размером 2 × 2 м (2 шт.); 
- ведра, лопаты, топоры, ломы. 
Самоходная техника, сварочные агрегаты, насосы, задействованные в 
производстве ремонтных работ, должны быть обеспечены не менее чем двумя 
порошковыми или углекислотными огнетушителями (каждая единица техники) 
[65]. 
 
8.6 Обеспечение безопасности в аварийных и чрезвычайных 
ситуациях 
 
Участок магистрального нефтепровода после ввода в эксплуатацию имеет 
категорию по ГО – некатегорированный [73]. 
Транспортировка нефти по МН является непрерывным технологическим 
процессом. Постоянно действующего производственного персонала на 
территории участка нет, наличие зданий и сооружений не предусматривается. 
Инженерные коммуникации, подлежащие переустройству, отсутствуют. 
Во время ремонтных работ возможно наличие внешних источников для 
образования вторичных поражающих факторов: стоянки машин и механизмов, 
площадки для оборудования, склады ГСМ, а также горючие отходы и горючий 
мусор. 
Для предотвращения разлива нефти и возможности попадания вытекшей 
нефти в водоёмы, водотоки, загрязнения лесных массивов, 
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сельскохозяйственных угодий, дорог, с учетом рельефа местности должны быть 
созданы земляные обвалования и амбары для сбора разлитой нефти. 
Пожаробезопасность участка нефтепровода обеспечивается строгим 
соблюдением требований [65, 74, 75, 76]. 
На линейной части реконструируемого участка МH проводятся 
следующие противопожарные мероприятия: установлена охранная зона, по  
25 м с каждой стороны от МН; периодическая вырубка кустарника и другой 
поросли в пределах 3 м от оси с каждой стороны МН. 
Все работники, занятые ремонтом участка перехода, должны пройти 
противопожарный инструктаж и сдать зачет по пожарно-техническому 
минимуму, знать и выполнять инструкции по пожарной безопасности на 
рабочем месте, уметь пользоваться первичными средствами пожаротушения. 
Перед началом и во время проведения огневых работ должен 
осуществляться контроль за состоянием парогазовоздушной среды в рабочей 
зоне.  
Стоянки машин и механизмов, площадки для оборудования, склады 
горюче-смазочных материалов должны быть размещены за пределами 
охранной зоны нефтепровода. Выхлопные трубы двигателей внутреннего 
сгорания машин должны быть оборудованы искрогасителями. 
Горючие отходы, мусор и т.д. следует собирать на специально 
выделенных площадках в контейнеры или ящики, а затем вывозить. 
С целью предотвращения террористических актов и актов вандализма 
необходимо патрулирование охранной зоны нефтепровода. В период 
эксплуатации трасса магистрального нефтепровода будет патрулироваться 
персоналом НПС, периодичность осмотра трассы будет осуществляться 
воздушным патрулированием не менее 2 – 5 раз в 7 дней [29]. 
 
8.7 Экологичность проекта 
 
Загрязнение атмосферного воздуха при производстве работ происходит за 
счет выбросов загрязняющих веществ и является временным.  
Стационарными источниками выбросов в воздушный бассейн являются: 
дизельные электростанции; работающие строительные машины и механизмы; 
сварочные работы; изоляционные работы; заправка техники; амбар с 
водонефтяной эмульсией; резка металла; пескоструйные и шлифовальные 
работы; выемочно-погрузочные и разгрузочные работы. 
Влияние периода производства работ на состояние атмосферного воздуха 
будет несущественным и ухудшение экологической обстановки на данной и 
прилегающей территории не произойдет. Для снижения суммарных выбросов 
загрязняющих веществ предусмотрено: 
- запрещение разведения костров и сжигания в них любых отходов; 
- проведение периодического экологического контроля выбросов 
автотранспорта и строительной техники; 
- оперативное реагирование на все случаи нарушения природоохранного 
законодательства; 
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- контроль топливной системы механизмов, системы регулировки подачи 
топлива; 
- допуск к эксплуатации машин и механизмов в исправном состоянии, 
контроль за состоянием технических средств, способных вызвать загорание 
естественной растительности. 
В зоне производства работ при замене трубы будет негативное 
воздействие на земельные ресурсы и рельеф местности. 
Потенциальными источниками воздействия являются: земляные работы; 
устройство временных отвалов грунта; расчистка от лесорастительности; 
передвижение строительной техники; демонтаж нефтепровода; устройство 
переездов; устройство площадок заправки и стоянки техники; устройство 
амбаров для гидравлических испытаний и слива водонефтяной эмульсии; 
образование отходов производства. Для снижения воздействия на поверхность 
земель проектом предусмотрены: 
- рекультивация нарушенных земель; 
- проезд строительной техники в пределах зоны производства работ; 
- своевременная уборка мусора и отходов; 
- запрещение использования неисправных, пожароопасных транспортных 
и строительно-монтажных средств; 
- размещение отвалов грунта в пределах границ зоны производства работ; 
- для исключения разлива ГСМ заправка техники осуществляется на 
временной площадке с твердым покрытием и обваловкой, после завершения 
работ площадка демонтируется. 
При выполнении работ по замене трубы магистрального нефтепровода 
негативное воздействие на поверхностные и подземные воды может произойти 
при выполнении следующих видов работ: производство работ в пределах русла, 
водоохранной зоне и прибрежной защитной полосе реки; передвижение 
строительной техники в зоне производства работ; земляные работы; 
образование строительных и бытовых отходов. 
При передвижении строительной техники, выполнении земляных работ 
произойдет нарушение рельефа, может быть нарушен естественный сток. 
Загрязнение водной среды может произойти при устройстве площадки 
заправки техники без твердого покрытия, при хранении ГСМ на площадке, 
эксплуатации неисправной техники и в случае непредвиденного пролива ГСМ. 
Негативное воздействие на водную среду может произойти при загрязнении 
зоны работ бытовыми стоками и отходами. 
В целях защиты поверхностных и подземных вод от загрязнения на 
период проведения работ проектом предусмотрены следующие мероприятия: 
- соблюдение водоохранных требований, предусмотренных Водным 
Кодексом Российской Федерации [77]; 
- планировка строительной полосы после окончания работ для 
сохранения естественного стока поверхностных и талых вод; 
- проезд строительной техники в пределах зоны производства работ; 
- оборудование рабочих мест и бытовых помещений контейнерами для 
бытовых отходов; 
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- своевременный вывоз промышленных и бытовых отходов; 
- запрещена мойка машин и механизмов на строительной площадке; 
- выполнение земляных работ в русле реки в период, когда отсутствует 
нерест рыбы. 
Меры по исключению захламления зоны производства работ: 
- оборудование на строительной площадке места со специальными 
контейнерами для сбора мусора; 
- оснащение ремонтной бригады мусоросборниками; 
- своевременный сбор и вывоз отходов и мусора; 
- очистка территории после окончания работ от мусора и отходов. 
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 
 
Целью БР была разработка проекта ремонта участка магистрального 
нефтепровода «Анжеро-Судженск – Красноярск» на подводном переходе через 
р. Тертеж. 
В процессе написания БР для достижения поставленной цели решались 
следующие задачи: 
- были обработаны результаты ТД участка МН, на котором располагается 
подводный переход через р. Тертеж; 
- были проведены обзор и подбор вида и способа ремонта дефектов на 
рассматриваемом участке; 
- был осуществлен патентный поиск трубопроводного утяжелителя, для 
предотвращения всплытия трубопровода на подводном переходе; 
- был разработан проекта ремонта подводного перехода через р. Тертеж; 
- была составлена смета затрат и рассчитаны затраты из-за простоя 
нефтепровода; 
- была обеспечена промышленная безопасности и экологичность проекта. 
Также дополнительно был обзор на методы ТД и основные виды 
внутритрубных инспекционных снарядов, применяемых в нефтегазовой 
промышленности. 
В расчетном разделе были подобраны оптимальные размеры 
ремонтируемого нефтепровода. Была произведена проверка по условиям 
прочности, деформации и общей устойчивости. Вновь укладываемый 
нефтепровод удовлетворяет всем требованиям. 
Также были рассчитана устойчивость нефтепровода против всплытия на 
подводном переходе через р. Тертеж и было подобранно оптимальное 
количество кольцевых бетонных утяжелителей и шаг их установки. 
Цель БР считаю достигнутой. 
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СПИСОК СОКРАЩЕНИЙ 
 
В данной работе применены следующие сокращения: 
ТТ – трубопроводный транспорт; 
МН – магистральный нефтепровод; 
ЛДПС – линейно-производственная диспетчерская станция; 
НПС – нефтеперекачивающая станция; 
ТД – техническое диагностирование; 
ВТД – внутритрубное диагностирование; 
АЭК – акустико-эмиссионный контроль; 
ЭХЗ – электрохимическая защита; 
ВТК – вихретоковый контроль; 
УЗК – ультразвуковой контроль; 
ПДС – передатчик для скребка; 
ДПР – дефекты, подлежащие ремонту; 
ПОР – дефекты первоочередного ремонта; 
БР – бакалаврская работа; 
УПТОК – управление производственно-технического обеспечения и 
комплектации; 
КРНУ – красноярское районное нефтепроводное управление; 
МУП – муниципальное унитарное предприятие; 
КППСОД – камера пуска-приема средств очистки и диагностики; 
ПДК – предельно допустимая концентрация; 
СИЗ – средства индивидуальной защиты; 
ГО – гражданская оборона; 
ГСМ – горюче-смазочные материалы. 
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ПРИЛОЖЕНИЕ А 
 
 
Рисунок А.1 – Вид сбоку полукольца цилиндрической формы с фасками 
 
 
Рисунок А.2 – Вид А-А рисунка А.1 
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Рисунок А.3 – Вид сбоку полукольца с внешней выпуклой поверхностью 
 
 
Рисунок А.4 – Вид А-А рисунка А.3 
 
